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insgesamt  42  Plätze  erhöht  wurden  und  das  Seminar  in  zwei  Veranstaltungen  aufgespalten 
wurde. Daraus folgte, dass jedes Thema mindestens doppelt vergeben wurde, was sich als gute 
Qualitätssicherung erwies. Allerdings waren die Zusammenstellung und die Einordnung der sehr 

















zwischen  120  und  180°C  vor  ungefähr  15  bis  600  Millionen  Jahren  aus  abgestorbenen  und 
abgesunkenen Kleinstlebewesen entstanden.  Erdgas  ist kein  homogenes  Gut.  Abhängig  vom 
Herkunftsort  besitzt  es  unterschiedliche  chemische  Zusammensetzungen  und  somit  unter‐
schiedliche Brennwerte. In Deutschland unterscheidet man zwischen den Qualitätsstufen L (low 
= niederigkalorig) mit einem Methangehalt von 80 % bis 87 % und H (high = hochkalorig) mit 
einem  Methangehalt  von  87 %  bis  99 %  H‐Gas  und  L‐Gas  sind  nur  begrenzt  substituierbar. 
Grundsätzlich  zeichnet  sich  der  Primärenergieträger  Erdgas  durch  relativ  geringe  spezifische 
CO2‐Emissionen als auch durch einen hohen Wirkungsgrad (v.a. in GuD‐Kraftwerken) bei der 








































fungskette  zu  verhindern,  in  denen  monopolistische  Engpasseinrichtungen  (wesentliche 
Einrichtung / essential facilities) vorliegen.  
Wirksamer  Wettbewettbewerb  ist  dann  nicht  möglich,  wenn  ein  natürliches  Monopol  und 
fehlende Bestreitbarkeit, etwa durch versunkene Fixkosten, vorliegen. Ein natürliches Monopol 
liegt vor, wenn die Kostenstruktur im relevanten Bereich der Nachfrage subadditiv ist, d.h. ein 













































kosten  sowie  die  Transaktionkosten  die  Größenvorteile  überkompensieren.  Ebenfalls  ist 




























Transittransporte  verwendeten  Pipelinesystems  betriebswirtschaftlich  sinnvoll  war,  ist 

















für  einen  diskriminierungsfreien  Netzzugang  aller  Marktteilnehmer  fest.  Die  EU  gab  den 





Zur  Konkretisierung  der  Netzzugangsbedingungen  legten  die  Industrieverbände  BDI  und  VIK 
gemeinsam  mit  den  Gaswirtschaftsverbänden  BGW  und  VKU  am  4.  Juli  2000  die  erste 
Verbändevereinbarung  zum  Netzzugang  für  Erdgas  (VV  Erdgas)  für  einen  liberalisierten 
deutschen Gasmarkt vor, welche im März und September 2001 nachträglich inhaltlich ergänzt 
wurde.  Am  3.  Mai  2002  folgte  die  zweite  Verbändevereinbarung  (VV  Erdgas  II),  die  am  1. 
Oktober 2002 in Kraft trat und bis zum 30. September 2003 Gültigkeit hatte. Die Verbändever‐
einbarung legte die grundlegenden Rahmenbedingungen für frei verhandelbare Netzzugangs‐
vereinbarungen  auf  Vertragsbasis  sowie  für  die  entsprechenden  Netzzugangsentgelte  fest. 
Diese waren jedoch für die Netzbetreiber nicht verbindlich. 




zur  Verbändevereinbarung  VV  Erdgas  III  forderten  die  Industrieverbände  BDI  und  VIK  die 






sektorspezifischen  Regulierung  der  Elektrizitäts‐  und  Gasnetze  ersetzt  und  gleichzeitig  die 
Richtlinie 98/30/EG aufgehoben. 
Daraufhin  musste  das  deutsche  Energiewirtschaftsgesetz  vom  April  1998  von  Grund  auf 
geändert werden. Das neue Energiewirtschaftsgesetz (EnWG 2005) trat zum 13. Juli 2005 in 
Kraft und schloss die entstandene Lücke durch das Scheitern der Verbändevereinbarungen. Im 








der  Anreizregulierungsverordnung.  Diese  wurde  am  21.09.2007  durch  den  Bundesrat 
verabschiedet und am 05.11.2007 im Bundesgesetzblatt veröffentlicht. Die Anreizregulierung in 
Deutschland startet zum 01.01.2009. Sie umfasst zunächst zwei Regulierungsperioden von je 
fünf  Jahren,  wobei  die  erste  Regulierungsperiode  für  die  Gasnetzbetreiber  nur  vier  Jahre 
beträgt. In diesen beiden Regulierungsperioden wird die Revenue‐Cap‐Regulierung mit hybriden 





Bis  einschließlich  zum  Gaswirtschaftsjahr  2005/2006  wurde  der  Gasnetzzugang  auf  der 
Transportebene  in  Deutschland  weitestgehend  anhand  des  Kontraktpfadmodells  gemäß  der 
Verbändevereinbarung gewährleistet. Unter Anwendung des Kontraktpfadmodells musste der 
Transportkunde mit jedem Netzbetreiber entlang des zugrunde gelegten Transportpfades einen 
separaten  Vertrag  über  die  entsprechenden  gebuchten  Kapazitäten  abschließen.  D.h.  jede 

















wird  an  sog.  Entrypunkten  (Einspeisepunkten)  ins  Netz  eingespeist  und  an  Exitpunkten 
(Ausspeisepunkten)  entnommen.  Die  Transportkapazität  wird  an  den  jeweiligen  Ein‐  und 
Ausspeisepunkten  im  Voraus  vertraglich  festgelegt.  Zunächst  erfolgt  eine  Buchung  über  die 
gewünschten  ein‐  und  auszuspeisenden  Kapazitäten  durch  den  Transportkunden  beim 
jeweiligen  Übertragungsnetzbetreiber.  Die  Buchungen  von  Ein‐  und  Ausspeisekapazitäten 











Den  Ausgangspunkt  des  Entry‐Exit‐Modells  ist  die  Bildung  von  Marktgebieten,  wobei  ein 
Marktgebiet alle in ihm befindlichen Netzbetreiber und die an deren Netze angeschlossenen 






Einschränkungen  gehandelt  werden.  Ein  Transport  über  mehrere  Marktgebiete  ist  jedoch 
weiterhin mit einer Mehrzahl von Verträgen (jeweils ein Ein‐ und Ausspeisevertrag in jedem 
Marktgebiet),  Transport‐  und  Handelseinschränkungen  verbunden,  weshalb  die  Anzahl  der 
Marktgebiete  entscheidend  für  die  Funktionsfähigkeit  des  Gasmarktes  ist  (siehe  dazu  auch 
Kapitel 1.9.1). 
Zurzeit  gibt  es  in  Deutschland  12  Marktgebiete,  wobei  einzelne  Netze  teilweise  mehreren 
Marktgebieten zugeordnet sind. Durch die genaue Zuordnung der Kunden im Überlappungsge‐













Marktgebiet Zugehörige  Netzbetreiber 
Südbayern (Bayerngas) H-Gas  47 
H-Gas Norddeutschland (BEB, Dong, Statoil, Hydro)  78 
L-Gas Norddeutschland (BEB, Exxon Mobil)  59 
E.ON H-Gas (vormals E.ON I, II, III)  216 
E.ON L-Gas  144 
EGMT (Erdgas Münster) H-Gas  42 
Verbundnetz Ems-Weser-Elbe (EWE) H-Gas  7 
Gas-Union H-Gas  43 
Gaz de France H-Gas  39 
GVS-ENI H-Gas  116 
Ontras (Verbundnetz Gas)  150 
RWE H-Gas (vormals RWE I, II*, III)  67 
RWE L-Gas  39 







der  Verbrauch  über  Standardlastprofile  geschätzt  wird)  Ausspeisung  bilanziert  und  bei 
Abweichung  verrechnet  werden  (siehe  dazu  Kapitel  1.6).  Die  Summe  aller  Bilanzkreise 
beinhaltet  alle  Einspeise‐  und  Ausspeisepunkte  des  Marktgebietes  und  den  VP.  Für  jeden 
Bilanzkreis ist ein Bilanzkreisverantwortlicher (BKV) zu bestimmen. Der Bilanzkreisverantwortli‐
che  hat  einen  Bilanzkreisvertrag  mit  dem  Bilanzkreisnetzbetreiber  (BKN)  zu  schließen.  Beim 
Bilanzkreisnetzbetreiber handelt es sich normalerweise um einen marktgebietsaufspannenden 
Netzbetreiber.  Der  Bilanzkreisnetzbetreiber  ist  für  die  Systemstabilität  verantwortlich,  das 
beinhaltet z.B. die Beschaffung und Bereitstellung von Regelenergie.  
In  Zusammenhang  mit  der  Kooperationsverpflichtung der Netzbetreiber  haben diese gemäß 
§ 25  GasNZV  sog.  Netzkopplungsverträge  mit  den  benachbarten  Netzbetreibern  physisch 
verbundener Netze zu schließen. Diese Netzkopplungsverträge ermöglichen die Abwicklung des 




hinaus  sind  die  jeweils  marktgebietsverantwortlichen  Netzbetreiber  zum  Abschluss  eines 
Bilanzkreisvertrages gemäß § 32 GasNZV i.V.m. § 3 der Anlage 3 der KoV II verpflichtet. Dieser 
Vertrag  wird  einmalig  zwischen  den  marktgebietsverantwortlichen  Netzbetreibern  und  den 
übrigen  marktgebietszugehörigen  Netzbetreibern  geschlossen.  Neben  der  operativen 
Abwicklung  des  Gastransportes  werden  durch  den  Bilanzkreisvertrag  die  Übertragung  von 
Gasmengen zwischen verschiedenen Bilanzkreisen sowie der Ausgleich und die Abrechnung von 
Abweichungen  zwischen  Ein‐  und  Ausspeisemengen  eines  oder  mehrerer  Transportkunden 




























auch  bei  guten  Prognosen  notwendig,  da  Differenzen  zwischen  ein‐  und  ausgespeisten 
Gasmengen  im  laufenden  Betrieb  unvermeidbar  sind.  Der  Einsatz  von  Gas  ist  äußerst 
temperaturabhängig, was eine sehr schwere Prognostizierbarkeit des tatsächlichen Bedarfs mit 
sich  bringt.  Des  Weiteren  hängt  die  Verlässlichkeit  einer  Bedarfsprognose  von  der  Art  des 
Gaskunden und dessen Abnahmeprofil ab. 
Die  Abwicklung  des  Gastransports  erfolgt  durch  die  Nominierung  der  jährlichen  internen 
Bestellungen der beteiligten Netzbetreiber entgegen der physischen Gasflussrichtung, also „von 




Die  Kostenwälzung  im  Entry‐Exit‐System  zwischen  den  Netzbetreibern  eines  Marktgebietes 
erfolgt in der Wertschöpfungskette „von oben nach unten“ und hat den Zweck, die Netzkosten 
möglichst  verursachungsgerecht  auf  die  entsprechenden  Kostenträger  zu  verteilen.  Die 
Begleichung der Kosten erfolgt jedoch, ebenso wie die Abwicklung des Transports „von unten 
nach  oben“.  Hierbei  ist  festzuhalten,  dass  nur  die  Ausspeiseentgelte  und  somit  nur  die 
Netzkosten vom VP bis zum Endkunden gewälzt werden, die Einspeiseentgelte werden von den 
Transportkunden  an  die  marktgebietsaufspannenden  Netzbetreiber  entrichtet.  Der  wirkliche 
physische Weg des Gases hat keinen Einfluss auf die Entgelte. Bei Marktgebietsüberlappung 
wird ein mengengewichtetes (Ausspeise‐)Entgelt gebildet. 
Nach  §  6  Abs.1  GasNZV  haben  Netzbetreiber  unter  Verwendung  von  Lastflussszenarien  die 
freien Kapazitäten des Netzes vor der Zuteilung von Einspeise‐ und Ausspeisekapazitäten zu 
ermitteln  und  die  freie  Zuordenbarkeit  innerhalb  des  Marktgebietes  sicherzustellen.  Das 










häufig.  Die  tatsächlich  nominierte  und  somit  transportierte  Gasmenge  bleibt  dabei  deutlich 
unter der Höhe der vermarktbaren Kapazität. Die Gründe hierfür können neben der zyklisch 
schwankenden und stochastischen Gasnachfrage auch die strategische Kapazitätshortung sowie 
die  steigende  Zahl  von  Transportkunden  sein.  Zur  Vermeidung  von  vertraglichen  Engpässen 













einen  Letztverbraucher  reservierten  Kapazitäten  beim  Lieferantenwechsel  vom  alten 
Lieferanten auf den Neuen übertragen werden müssen. Im Zuge des Engpassmanagements soll 
hauptsächlich das sog. „use‐it‐or‐lose‐it“‐ Prinzip (UIOLI) zum Tragen kommen. Hierbei haben 






















vielmehr  eine  bloße  Umverteilung  von  den  Transportkunden  hin  zu  den  Netzbetreibern 
vorliegen, ist entgegenzuhalten, dass schon im Kontraktpfadmodell die benötigten Abstimmun‐
gen  von  den  Gasversorgungsunternehmen  durchgeführt  wurden.  Einige  Versorgungsnetze 
wenden  ohnehin  keine  eigene  Netzsteuerung  an  und  werden  von  vorgelagerten  Netzen 
gesteuert. Diese Kooperation wird durch das Zweivertragsmodell lediglich Dritten zur Verfügung 
gestellt.  
Neben  den  gesenkten  Transaktionskosten  trägt  vor  allem  die  Möglichkeit,  Einspeise‐  und 
Ausspeisekapazitäten  getrennt  zu  buchen  (Transaktionsunabhängigkeit),  zur  Börsenfähigkeit 
und  somit  zur  Massengeschäftstauglichkeit  des  Systems  bei.  Theoretisch  können  freie,  also 
vertraglich  nicht  gebundene  Erdgasmengen  am  VP  gehandelt  werden.  Genügend  Liquidität 
vorausgesetzt, kann so ein Spotmarkt für Gas entstehen. Außerdem ist die Entstehung eines 
Sekundärmarktes  für  Kapazitäten  im  Marktgebiet  möglich,  da  sich  aufgrund  der  beliebig 
kombinierbaren  Punktkapazitäten  einfacher  Transaktionspartner  finden  lassen  als  im 
Kontraktpfadmodell. Auch für die Bilanzierung ergeben sich aus der Anwendung des Entry‐Exit‐

















heit,  Transparenz  und  Diskriminierungsfreiheit,  können  grundsätzlich  durch  verschiedene 
Mechanismen der Entgeltregulierung erreicht werden. So entschied man sich vorläufig für eine 
kostenbasierte  Entgeltregulierung.  Im  Sinne  des  Als‐ob‐Wettbewerbsgedankens  werden  die 
Kosten eines „effizienten und strukturell vergleichbaren Netzbetreibers“ als Grundlage für die 


















Um  den  angesprochenen  Nachteilen  der  kostenbasierten  Entgeltfindung  entgegenzuwirken, 
wird diese ab dem 1. Januar 2009 durch eine sog. Anreizregulierung ersetzt. Die Anreizregulie‐
rung versucht, durch die losgelöste Betrachtung der Erlöse bzw. der Preise von den Kosten 













Unternehmen  nur  Arten  von  Kosten  verglichen  werden,  welche  die  Unternehmen  auch 








men  Effizienzsteigerungen  durchzuführen.  Je  länger  die  Regulierungsperiode  dauert,  desto 
größer  sind  die  Anreize  für  Unternehmen,  Prozesse  effizienter  zu  gestalten,  da  sie  die 




wählen,  dass  sowohl  Unternehmen  als  auch  Verbraucher  profitieren  können.  Für  den 
Gasbereich  ist  eine  vier‐  und  eine  anschließende  fünfjährige  Periode  einer  Revenue‐Cap‐
Regulierung vorgesehen, die danach in eine Yardstick‐Regulierung übergehen soll (siehe Exkurs: 
Revenue‐Cap‐ und Yardstick‐Regulierung).  
Der  allgemeine  X‐Faktor  in  der  Anreizregulierung  soll  die  Produktivitätsentwicklung  der 
gesamten Branche im Vergleich zur Gesamtwirtschaft widerspiegeln. Der allgemeine X‐Faktor ist 
ein  wichtiges  Instrument,  das  die  Rationalisierungserfolge  zwischen  Netzbetreibern  und 
Verbrauchern aufteilt. Bei einem zu geringen X‐Faktor kommen Rationalisierungserfolge nur den 
Netzbetreibern  und  nicht  den  Verbrauchern zu  Gute. Ist  der  X‐Faktor  zu hoch, kann es  zur 
Vernachlässigung der Netzinvestitionen und damit zu einer Gefährdung der Versorgungssicher‐
heit kommen. 














dieses  beste  Unternehmen  beträgt  der  individuelle  Effizienzparameter  Xind  0%.  Es  wird 
geschätzt, dass der jährliche Effizienzfaktor bei Unternehmen bis zu 5% pro Jahr betragen kann.  









Die  Revenue­Cap­Regulierung  begrenzt  die  Erlöse  R  eines  Unternehmens  i  in  der  Regulierungsperiode  t 
prinzipiell  auf  die  Unternehmenserlöse  der  Vorperiode.  Um  einen  Realausgleich  zu  gewährleisten,  wird  die 
Inflationsrate  berücksichtigt,  indem  dem  Unternehmen  zugestanden  wird,  die  Erlöse  entsprechend  dem 
aktuellen Preisindex (    ) anzupassen. Durch die Subtraktion eines Effizienzfaktors X wird erreicht, dass sich 
der allgemeine Produktivitätsfortschritt auch in den Netzentgelten widerspiegelt. Außerdem werden die Erlöse 
um den auf  exogene Kosteneinflüsse zurückgehenden Faktor Z korrigiert: 
  i i t t i t i Z X RPI R R ± − + ≤ − ) 1 ( * 1 , ,     
Es  wird  damit  ein  Erlöspfad  vorgegeben,  der  sich  unabhängig  von  den  Kosten  entwickelt.  Zukünftige 
















Die  Yardstick­Regulierung  geht  auf  Shleifer  (1985)  zurück.  Den  Unternehmen  wird  für  jedes  Jahr  ein 
Effizienzziel  vorgegeben,  dass  sich  an  der  durchschnittlichen  Produktivität  der  einbezogenen  Unternehmen 
orientiert.  Alle  Unternehmen  müssen  ihre  Preise  um  die  ermittelte  Produktivitätsfortschrittsrate  senken. 








bern  zu  erfassen  und  innerhalb  der  zwei  ersten  Regulierungsperioden  abzubauen,  um 
spätestens 2019 bei möglichst ähnlichen Effizienzverhältnissen mit dem Regime der Yardstick‐
Regulierung zu beginnen. Unter Effizienz versteht man das Verhältnis zwischen den erbrachten 
Leistungen  eines  Netzbetreibers  und  den  aufgewendeten  Kosten.  Beim  Vergleich  der 
Netzbetreiber ist es nämlich nicht sinnvoll, nur die Inputfaktoren, d.h. die absolute Höhe der 
Kosten  zu  berücksichtigen,  da  diese  beispielsweise  durch  die  Anzahl  der  angeschlossenen 




anschließend  ein  Benchmarking  mittels  spezieller  Bechmarkingmethoden  erstellt.  In  einem 


























Der  Vorteil  der  DEA  liegt  in  der  nicht  notwendigen  Ermittlung  von  Kosten­  oder  Produktionsfunktionen. 
Allerdings werden keine Wahrscheinlichkeiten und keine statistischen Fehler berücksichtigt. Dies hat eine hohe 
Volatilität  der  Effizienzwerte  zur  Folge.  Darüber  hinaus  steigt  die  Anzahl  effizienter  frontier  firms  mit  der 
Anzahl der Vergleichsparameter. Das Ausmaß möglicher Effizienz wird so systematisch unterschätzt. Es sollten 






der  Schätzfunktion  eine  Regressionsgerade  durch  die  Punkte  der  effizienten  Unternehmen  gelegt.  Die  SFA 




auch  Annahmen  zur  stochastischen  Verteilung.  Ergebnisse  aus  der  SFA  können  im  Vergleich  zur  DEA  als 
tendenziell robuster angesehen werden, da mögliche Ausreißer durch das Zulassen von statistischen Fehlern 
systematisch beseitigt werden können. Wird beispielsweise ein Ausreißer in den zugrunde liegenden Daten durch 





Kostenentstehung  bei  allen  Unternehmen.  Netzbetreiber,  die  sich  bezüglich  topographischer  Gegebenheiten 
















in  der  Versorgungsaufgabe  der  Netzbetreiber  wird  das  virtuelle  Netz  bei  gegebenen  Leitungsverläufen  und 
topographischer Beschaffenheit eines Versorgungsgebiets an unterschiedliche Szenarien angepasst. 
Da  sich  die  Methode  auf  ein  modelliertes  Mengengerüst  mit  Standardkosten  stützt,  sind  darüber  hinaus 
Überprüfungen von angesetzten Kapitalkosten für geplante Investitionsszenarien möglich. 
Die  Referenznetzanalyse  erlaubt  die  Berücksichtigung  individueller  Besonderheiten  der  Versorgungsaufgabe 












Die  Einführung  des  Mengenkontos  relativiert  für  die  Netzbetreiber  den  regulatorisch 
ungewollten  Anreiz,  die  zugrunde  liegende  Mengenprognose  erreichen  zu  müssen,  da  sich 
mögliche  Mengeneinbußen  durch  den  Kontoausgleich  nicht  in  Gewinneinbußen  in  den 
Folgejahren niederschlagen. 
Um dem Problem des drohenden Qualitätsabbaus im Sinne einer Gefährdung der Versorgungs‐
sicherheit  entgegenzuwirken,  wurde  das  so  genannte  „Qualitätselement“  in  die  Verordnung  
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aufgenommen.  Bei  Abweichungen  der  Vorgaben  ist  eine  Anpassung  der  Erlösobergrenze  in 
















in  einem  Marktgebiet  eingesetzt  wird.  Planung  und  Einsatz  zum  Ausgleich  kumulierter 
Abweichungen  obliegen  dem  Bilanzkreisnetzbetreiber.  Im  Gegensatz  dazu  bezeichnet 




§ 22  EnWG  ist  dieser  dazu  verpflichtet,  die  für  den  Ausgleich  benötigte  Regelenergie  zu 
beschaffen und  so für die  Glättung von  Ungleichgewichten  im  betrachteten  Marktgebiet  zu 
sorgen.  Dem  Bilanzkreisnetzbetreiber  kommt  es  dabei  zugute,  dass  sich  die  positiven  und 
negativen Abweichungen der einzelnen Bilanzkreise gegenseitig kompensieren, so dass dieser 









wichte  können  durch  die  Möglichkeit  des  intertemporalen  Ausgleichs  überwunden  werden. 
Diese Eigenschaft des Gasnetzes macht eine weitere begriffliche Differenzierung notwendig: 
Regelenergie, die aus der Möglichkeit der netzinternen Speicherung sowie der zur Verfügung 
gestellten  Regelenergie  anderer  Netzbetreiber  resultiert,  bezeichnet  man  als  „interne 
Regelenergie“. Hierzu zählen der Netzpuffer und weitere dem Netz zuzuordnende Speichermög‐







dort  verfügbaren  Regelenergie  stehen.  Tritt  z.B.  in  Punkt  A  ein  Engpass  auf  und  in  einem 




Ausgleichsleistungen  für  jeden  Transportkunden  zwingend  erforderlich.  Dabei  werden  die 








dem  die  Bilanzkreisnetzbetreiber  die  benötigte  Regelenergie  beschaffen  müssen.  Ohne  ein 
















können  die  vorhandenen  Kapazitäten  effizienter  eingesetzt  und  die  Gesamtkosten  der 
Regelenergie minimiert werden.  
Bei  einem  Einsatz  interner  Regelenergie  sollte  ein  netzübergreifender  Austausch  interner 
Regelenergie  ermöglicht  werden,  um  das  volle  Potenzial  der  netzinternen  Kapazitäten 
auszunutzen.  Jedoch  ist  der  netzübergreifende  Austausch  interner  Regelenergie  mit  einem 
Problem verbunden: Netze mit einem hohen Anteil interner Regelenergie verfügen aufgrund 
hoher  Investitions‐  und  Kapitalkosten  über  ein  höheres  Kostenniveau  als  Netze  mit  einem 
geringeren  Anteil.  Falls  ein  Netzbetreiber  seine  internen  Speicherkapazitäten  anderen 
Netzbetreibern  zur  Verfügung  stellt,  muss  er  dafür  kompensiert  werden.  Erfolgt  keine 
Kompensation,  entfällt  jeder  wirtschaftliche  Anreiz  für  den  Netzbetreiber,  in  den  Bau  bzw. 
Ausbau oder Erhalt interner Speicherkapazitäten zu investieren, da er kostenlos die Kapazitäten 













stündlichen  Abrechnung  ist,  dass  theoretisch  die  endliche  Transportgeschwindigkeit  in  den 
Netzen,  sowohl  bei  geplanten  als  auch  bei  ungeplanten  Abweichungen  bei  der Abrechnung 
berücksichtigt werden müssten. Bei geplanten Abweichungen erfordert die genaue Einhaltung 




ungeplanter  Abweichungen  mit  einer  zeitlichen  Verzögerung  gerechnet  werden,  da  der 
mögliche  Ausgleich  erst  wirkt,  wenn  entsprechende  Mengen  durch  das  Netz  transportiert 
worden sind. Des Weiteren stellt eine stündliche Bilanzierung eine weitaus größere Wettbe‐
werbsbarriere dar als eine Tagesbilanzierung. Für Newcomer, die zunächst nur eine geringe 
Anzahl  an  Kunden  und  damit  nur  wenig  Möglichkeiten  zur  stochastischen  Glättung  haben, 
verringert die bei täglicher Bilanzierung mögliche Saldierung von einzelnen Stundenabweichun‐
gen die direkt zurechenbaren Kosten für Ausgleichsenergie deutlich.  
Allerdings  würde  eine  ausschließliche  Tagesbilanzierung  zu  einem  unverhältnismäßig  hohen 
Bedarf an Regelenergie führen, da einzelne BKV den Anreiz haben, Gasmengen gleichmäßig und 
damit  günstig  einzuspeisen  (weil  Produzenten  und  Lieferanten  Interesse  an  gleichmäßiger 
Lieferung haben), die Gasmengen aber entsprechend ihres Lastprofils ungleichmäßig über den 
Tag  auszuspeisen.  Die  entstehenden  Ausgleichskosten  (für  Pufferung  und  Speichernutzung) 
müssten über die Netzentgelte sozialisiert werden. Im Modell der Bundesnetzagentur ist daher 





energie  die  Beschaffung  von  physischen  Regelenergiemengen  gegenübersteht.  Ziel  eines 
effizienten Systems muss es daher sein, den Marktteilnehmern die tatsächlichen Kosten des 
Ausgleichs  zu  signalisieren.  Insgesamt  ist  es  erforderlich,  den  elementaren  Zielkonflikt  zu 
berücksichtigen, der sich bei der Implementierung eines Preissystems unweigerlich ergibt. Auf 
der  einen  Seite  sollen  Anreize  gesetzt  werden,  die  die  Marktteilnehmer  dazu  veranlassen, 
vorhersehbare und vermeidbare Ungleichgewichte zu verhindern. Zur Vermeidung prognosti‐
zierbarer  Abweichungen  muss  der  Bilanzkreisverantwortlicher  alle  ihm  zumutbaren Anstren‐
gungen unternehmen. Folglich müssen die Preise für Ausgleichsenergie hoch genug sein, so dass 
Arbitrage zwischen Ausgleichsenergiemarkt und Großhandelsmarkt verhindert wird. Es ist also 
erforderlich,  dass  der  Preis  für  positive  Ausgleichsenergie  immer  höher  bzw.  der  Preis  für 
negative Ausgleichsenergie immer niedriger ist als der Marktpreis. Auf der anderen Seite sollte 
die  Pönalisierung  für  unvorhergesehene  und  unausweichliche  Abweichungen  vermieden 
werden, um die Sicherheit des Netzbetriebes insgesamt nicht zu gefährden. Um dies realisieren 
zu können, sind jedoch geringe Preise nahe am Marktpreis zielführend. 








Spreads  deutlich  ausgeprägter,  bei  RWE  Transportnetz  betragen  sie  z.B.  für  stündliche 
Überschreitungsmengen 75% des gültigen Systementgeltes  und  für  Unterschreitungsmengen 
150%. Man spricht bei einem Modell, in dem zwei verschiedene Preise für negative und positive 
Ausgleichsenergie existieren, von einem 2‐Preis‐System. Es wird deutlich, dass der Bedarf von 






welches  durch  eine  stundenscharfe  Betrachtung  aller  Ein‐  und  Ausspeisepunkte  Anreize  zur 
verbesserten untertägigen Strukturierung beitragen soll. 
Hierbei sollen zunächst Stundennominierungen für die physischen Einspeisemengen beibehal‐
ten  werden,  um  ausreichende  Planungssicherheit  sowie  eine  hinreichende  Netzstabilität 
garantieren  zu  können.  Ziel  ist  es,  gezielte  Anreize  zur  stündlichen  genauen  Prognose  und 
Planung zu setzen, um so den Bedarf an Regelenergie insgesamt zu verringern.  
Kernidee  des  stündlichen  Anreizsystems  ist  die  Einrichtung  eines  Strukturierungsbeitrages. 
Dieser wird vom Bilanzkreisnetzbetreiber in Euro je MWh für Stundenabweichungen erhoben 
und beträgt in der Regel 15 % des Mittelwertes der Preise für positive und negative Ausgleichs‐
energie.  Der  Bilanzkreisnetzbetreiber  kann  bei  der  Festlegung  des  Strukturierungsbeitrages 
weitere  Differenzierungen  vornehmen.  Stützt  der  Bilanzkreis  mit  seiner  Differenz  das 
Marktgebiet in der betrachteten Stunde kann ein Strukturierungsbeitrag von unter 15 % (mind. 
5 %)  veranschlagt  werden.  Ist  der  Bilanzkreis  jedoch  Mitverursacher  der  Abweichung  im 








Anreizsystem  generiert.  Die  verschiedenen  Kosten‐  und  Erlöspositionen  sollen  zukünftig  auf 




















werden  soll.  Zum  anderen  den  Bau  der  „Norddeutschen‐Erdgas‐Leitung“  (NEL),  die  von 
Greifswald  bis  nach  Achim  bei  Bremen  verläuft  und  2012  vollendet  sein  soll.  Diese  beiden 




Der  Primärenergieträger Erdgas  weist  eine  besondere kapazitätsgebundene  Transportlogistik 
auf,  die  lange  Vorlaufzeiten  für  Pipeline‐Neubauprojekte  verursacht.  Hieraus  ergeben  sich 
bereits in der Planungsphase Risiken wie beispielsweise aufwändige Genehmigungsverfahren 
oder unvorhersehbare Kostensteigerungen bei Rohstoffen, die das Projekt gefährden können. 
Aus  dem  langfristigen  Horizont  des  Gasgeschäftes  ergeben  sich  für  einen  Investor  weitere 
politische  und  wirtschaftliche  Risiken,  die  zum  Teil  über  die  komplette  Lebensdauer  der 
Investition Bestand haben und die Tätigung der Investition gefährden können. Der Bau neuer 
Pipelines  verursacht  grundsätzlich  hohe  Investitionskosten.  Diese  ergeben  sich  aus  der 
Projekterschließung, ‐planung und ‐durchführung, wobei die Kosten für die eigentliche Pipeline 
konkret  vom  Leitungsdurchmesser,  dem  maximalen  Betriebsdruck  und  der  Leitungslänge 
abhängen.  Die  Kapazität  einer  Pipeline  wächst  dabei  überproportional  zum  Durchmesser.   
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Marktentwicklungen  eintreten,  zum  Beispiel  wenn  geringere  Kapazitäten  als  erwartet 
nachgefragt werden oder ein Preisverfall einsetzt. Aber auch politische Risiken spielen in diesem 
Zusammenhang  eine  Rolle.  Sie  entstehen  aus  der  Unsicherheit  hinsichtlich  politischer  bzw. 
regulatorischer Eingriffe. Für die ökonomische Betrachtung ist besonders wichtig, dass beim 
Pipelinebau relativ geringe variable Kosten den sehr hohen anfänglichen Investitionen in die 
Infrastruktur  gegenüberstehen.  Letztere  sind  zudem  äußerst  spezifisch  und  führen  zu 
versunkenen  Kosten,  denn  sobald  eine  Pipeline  verlegt  wurde,  kann  sie  praktisch  für  keine 
















Traditionell  gibt  es  verschiedene  Instrumente,  die  die  erwähnten  Risiken  abmildern  und 
erforderliche  Investitionen  absichern  sollen.  Nach  der  Einteilung  von  de  Joode  und  van 
Oostvoorn  (2007)  lassen  sich  dabei  „organisational  hedging“  und  „contractual  hedging“ 
unterscheiden. 
„Organisational  hedging“  umfasst  sowohl  vertikale  als  auch  horizontale  Integration.  Bei  der 
vertikalen Integration sind beide Marktseiten in einem Unternehmen zusammengefasst, das auf 
den  verschiedenen  Wertschöpfungsstufen  des  Gasgeschäftes  (Produktion,  Transport,  
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Verteilung)  tätig  ist.  Hierdurch  werden  die  Transaktionskosten  verringert  und  die  Gefahr 
opportunistischen  Verhaltens  ausgeschaltet.  Die  horizontale  Integration  dagegen  wird  als 
Mechanismus angesehen, bei dem die Vertragspartner die Risiken unter sich aufteilen. Hierbei 





Jahre  –  aneinander  binden  und  ihnen  genau  definierte  Verpflichtungen  auferlegen.  Der 
Kerngedanke  besteht  darin,  dass  die  großen  Risiken  des  Projekts  zwischen  Produzent  und 
Importeur  aufgeteilt  werden,  wobei  der  Produzent  das  Preisrisiko  und  der  Importeur  das 
Mengenrisiko zu tragen hat. Letzteres wird durch eine in europäischen Verträgen übliche Take‐
or‐Pay‐Klausel  erreicht.  Diese  verpflichtet  den  Importeur,  eine  vertraglich  festgeschriebene 
Mindestmenge an Gas zu bezahlen, unabhängig davon, ob er diese tatsächlich bezieht. Der Sinn 
dieser  Klausel  ist  es,  eine  sichere  Amortisation  der  getätigten  spezifischen  Investition  zu 
gewährleisten.  Der  Preis  wird  nicht  vertraglich  festgeschrieben,  sondern  im  Rahmen  eines 
netback  approach  ermittelt,  wobei  die  Preise  der  konkurrierenden  Energieträger  Öl  (im 
Wärmemarkt) und Kohle (bei der Stromerzeugung) zugrunde gelegt werden und sich der Wert 
des  Erdgases  für  den  Produzenten  durch  eine  Rückwärtsrechnung  (Abzug  der  Kosten  für 
Verteilung, Transport, Speicherung etc.) ergibt.  
Auf  diese  Weise  trägt  der  Produzent  das  Preisrisiko;  der  Importeur  dagegen  ist  durch  die 
Orientierung an den Preisen anderer Energieträger gegen Verluste abgesichert. Im kontinental‐
europäischen  Gasmarkt  der  Vergangenheit,  der  durch  lokale  Monopole  und  geringen 
Wettbewerb gekennzeichnet war, waren die langfristigen Lieferverträge die mit Abstand am 
häufigsten  verwendete  Absicherungsmethode,  um  die  Risiken  beim  Pipelinebau  entlang  der 




rung  zugenommen  haben,  beachtet  werden,  da  zum  einen  das  Mengenrisiko  durch  den 








Hinsichtlich  der  langfristigen  Lieferverträge,  die  aufgrund  ihrer  wettbewerbshemmenden 
Ausgestaltung  auf  den  Prüfstand  gehören,  ergibt  sich  ein  weniger  klares  Bild.  Zwar  ist 







den  USA  in  Folge  der  dortigen  Liberalisierung  beobachtet  worden  sind.  Ein  Grund  für  den 
fundamentalen  Wandel der Langfristverträge wird im  allmählich aufkommenden  Spothandel 
gesehen, der durch den diskriminierungsfreien Netzzugang und den zunehmenden Wettbewerb 
im europäischen Gasmarkt ermöglicht wird. Andererseits ist es keineswegs so, dass Langfristver‐
träge  im  Gasgeschäft  der  Vergangenheit  angehören.  Aktuell  werden  90 %  bis  95  %  des 
Erdgasbedarfs in Europa durch Gas aus langfristigen Lieferverträgen bedient. Für die Zukunft 
wird  eine  Koexistenz  von  langfristigen  Verträgen  auf  der  einen  sowie  Spothandel  und 
kurzfristigen Verträgen auf der anderen Seite erwartet. Langfristverträge sind dabei insbesonde‐
re für die Finanzierung und Absicherung großer Infrastruktur‐ und Importprojekte erforderlich. 













abzusichern.  Da  der  europäische  und  der  nationale  Gesetzgeber  trotz  der  Gewährung  von 
access holidays das Ziel der Wettbewerbsintensivierung aber nicht vernachlässigen wollen, wird 





Langfristige  Verträge  werden  aus  den  bereits  erwähnten  Gründen  auch  in  Zukunft  ein 












Open  Season‐Verfahren  dienen  somit  der  Bedarfsabfrage  des  Marktes  für  ein  bestimmtes 
Neubau‐ oder Kapazitätserweiterungsprojekt und führen im Erfolgsfall auf transparente und 
diskriminierungsfreie  Art  und  Weise  zu  verbindlichen  Kapazitätsverträgen.  Die  beteiligten 





Mai  2006  während  des  elften  europäischen  Forums  für  Erdgasregulierung  in  Madrid.  Dort 




Branchenverbände  ihre  Ansichten  einbringen  können,  überarbeitet  wurde.  Die  endgültigen 
Richtlinien wurden im Mai 2007 veröffentlicht. Darin geht es zunächst um den Kontext und das 
Ziel eines Open Season‐Verfahrens.  
Das  Open Season Verfahren hilft dem  Investor in  einem zweistufigen  Prozess  zunächst  den 
Marktbedarf nach neuer Infrastruktur und die Zahlungsbereitschaft abzuschätzen, um daraufhin 








auf  sämtliche  größenmäßig  bedeutsamen  Kapazitätserweiterungen,  die  im  Rahmen  von 
Investitionen in neue Transport‐ und LNG‐Infrastruktur sowie beim Ausbau oder der Erweite‐
rung  dieser  Infrastruktur  geschaffen  werden.  Die  Einzelfallentscheidung  über  das  Vorliegen 
dieser Bedingung hat die ERGEG dabei den nationalen Energieregulierern übertragen.  
Eine besondere Bedeutung hat das Open Season‐Verfahren   im Rahmen der Investition in neue 
Infrastruktur,  die  auf  Grundlage  des  Art.  22  der  Richtlinie  2003/55/EG  vom  Zwang  zur 














über  bestimmte  Kapazitäten  anbietet.  Der  Prozess  soll  dabei  stets  von  möglichst  großer 
Transparenz geprägt sein, etwa indem die Ausschreibung des Open Season‐Verfahrens auf der 
Website des Investors, in internationalen Medien, und durch die nationale Regulierungsbehörde 
publik  gemacht  wird,  so  dass  alle  Interessierten  davon  erfahren.  Nach  Abschluss  des  Open 
Season‐Verfahrens ist der Investor dazu angehalten, detaillierte Informationen zur geplanten 
Investition  und  den  zugeteilten  Kapazitäten  öffentlich  zugänglich  zu  machen.  Dies  soll 
Transparenz  und  Nicht‐Diskriminierung  sicherstellen.  Hierzu  soll  auch  beitragen,  dass  der 
Investor die nationale Regulierungsbehörde von Anfang an in den Prozess einbindet. Diese soll 









eine  Bündelung  der  Ausbauarbeiten  können  zudem  die  Kosten  verringert  und  die  Effizienz 
gesteigert werden. Darüber hinaus erhalten sowohl der investierende Gasnetzbetreiber als auch 

















































dadurch  bewirkte  Förderung  des  Wettbewerbs,  die als  Vorteil  des Open  Season  Verfahrens 
angesehen wird, mit einem Fragezeichen zu versehen. Die Implementierung eines möglichst 






Leistungsfähigkeit  von  Gasspeichern  zu  vergleichen,  werden  das  Lagervolumen  und  die 
Einspeise‐ und Entnahmekapazitäten herangezogen. Das totale Speichervolumen ergibt sich aus 




















Fernleitungsnetz  angebunden.  Als  wichtigste  Speicherarten  sind  Porenspeicher  (Aquifer‐
Speicher  und  umgerüstete  ehemalige  Öl‐  oder  Gasfelder)  und  Kavernenspeicher  (Salz‐  und 
Felskavernen)  zu  unterscheiden.  Bei  Porenspeichern  werden  natürliche  oder  künstliche  
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      Kavernenspeicher  Porenspeicher 
      Aquifere  Gas‐/ Ölfelder 
Größenordnung in D [Mio. m³]  5 ‐ 2.087  30 ‐ 1.085  94 ‐ 7.000 
 davon im Mittel  431  350*  1.381 
Anteil Kissengas [%]  30  80 50
Ein‐ und Ausspeisung  hoch  niedrig niedrig
Umschlagshäufigkeit p.a.  4 ‐  5  1  1 
Investitionskosten    
‐ Arbeitsgas [€/m³]  0,3 ‐ 0,9  0,1 ‐ 0,5 0,1 ‐ 0,5
‐ Ausspeicher‐ leistung [€/(m³/d)]  2 ‐ 14  10 ‐ 50  10 ‐ 50 
Bauzeit (Jahre)  2 ‐ 10  4 2
* im internationalen Vergleich sind Aquiferspeicherstätten oft wesentlich größer (bis zu 3 Mrd. m³)  
Quelle: Stronzik, Rammerstorfer und Neumann (2008) 
Bei  Aquiferen  wird  in  den  Gesteinsschichten  Wasser  durch  eingepresstes  Gas  verdrängt. 
Wichtigste  Eigenschaften  für  die  Ein‐  und  Ausspeicherfähigkeit  sowie  das  Volumen  sind  die 
Porosität (bzw. Permeabilität) und die Tiefe des Speichers. Je höher die Permeabilität, desto 
weniger Einpress‐ und Entnahmesonden werden für die Speicherung benötigt, und je tiefer die 
Lagerstätte,  desto  größer  das  Speichervolumen  und  der  Druck.  Als  optimale  Tiefe  für 
Porenspeicher werden derzeit 500‐800 Meter angesehen. Porenspeicher werden aufgrund ihrer 
durch natürliche Fließwege im Porenraum des Gesteins bedingten Trägheit (im Vergleich zu 
Kavernenspeichern)  bevorzugt  für  den  saisonalen  Ausgleich  eingesetzt.  Bei  ökonomisch 









zum  Arbeitsgasvolumen  sind  Kavernenspeicher  besonders  gut  für  die  „Mittellast“  und 

















Die  Möglichkeit,  Produktion  und  Verbrauch  von  Gas  mithilfe  von  Speichern  zeitlich  zu 
entkoppeln, unterscheidet die Gaswirtschaft fundamental von anderen Netzindustrien wie z.B. 
der Elektrizitäts‐ oder Telekommunikationswirtschaft. Allerdings ist im Vergleich zu den anderen 
Primärenergieträgern  Kohle  und  Öl  ein  wesentlich  größerer  technischer  Aufwand  zur 
Bereitstellung  von  Gas  notwendig.  Unter  einer  Speicheranlage  ist  eine  Einrichtung  zur 






Ein  konstantes  Darbietungsprofil  wird  aus  der  Notwendigkeit  heraus  erzwungen,  das 
vorgeschaltete internationale Leitungssystem mit hoher zeitlicher Auslastung zu betreiben, um 
eine  möglichst  hohe  Wirtschaftlichkeit  zu  erreichen.  Von  daher  kommt  eine  Auslegung  des 
Ferntransportnetzes  auf  die  Spitzenlast  nicht  in  Frage.  Importmengen  sind  demnach  meist 
vertraglich auch fixiert und kurzfristig kaum veränderbar. Vor dem Hintergrund zunehmender 








nun  nicht  ohne  Weiteres  veränderbar  ist,  fluktuiert  die  Gasnachfrage  sowohl  saisonal, 
wochentäglich als auch stündlich. 
Der  Gasmarkt  muss  in  der  Lage  sein,  den  starken  Fluktuationen  der  Gasnachfrage  bei 
unflexiblem Gasangebot mit entsprechender Speichernutzung zu begegnen, um eine möglichst 
sichere  und  kostengünstige  Befriedigung  der  fluktuierenden  Nachfrage unter  Einhaltung  der 
technischen (Neben‐)Bedingungen (z.B. Mindestdruck) zu gewährleisten. 
Die  Funktion  des  saisonalen  Ausgleichs  ergibt  sich  vor  allem  aufgrund  der  jahreszeitlichen 
Schwankungen infolge der Temperaturabhängigkeit vonseiten des großen Anteils an Heizgasab‐
nehmern.  
Neben  dem  saisonalen  Ausgleich  sind  vor  allem  die  Strukturierung  der  Lastprofile  bzw.  der 
Ausgleich  kurzfristiger  Nachfrageschwankungen  Hauptfunktionen  der  Gasspeicherung.  In 
Ergänzung zu diesem traditionellen Einsatz werden Speicher zunehmend auch unter spekulati‐
vem Aspekt bzw. zur Bezugsoptimierung betrieben. Jedoch spielt der Einsatz von Arbitragezwe‐




Speicher  mit  der  Gewährleistung  einer  (zumindest  zeitweisen)  stetigen  Versorgung  einen 
wichtigen Faktor für die Versorgungssicherheit. Sie stellen quasi ein Back‐up für ausfallende 






geringer  dimensionierte  Leitungs‐  und  Produktionskapazitäten  erreicht.  Der  Speichereinsatz 
senkt demnach die Gesamtkosten des gaswirtschaftlichen Gesamtsystems durch eingesparte 
Transport‐ und Produktionskosten, die die entstehenden Speicherkosten kompensieren bzw. ein 






Den  gesetzlichen  Rahmen  für  den  Zugang  zu  Gasspeichereinrichtungen  bildet  die  Richtlinie 
2003/55/EG, nach der sowohl der regulierte als auch der verhandelte Zugang zu Erdgasspei‐
chern  möglich  ist.  Aus  dieser  Wahlmöglichkeit  für  die  Mitgliedstaaten  ergibt  sich  eine 
heterogene Struktur der institutionellen Regelungen der europäischen Gasmärkte. 
Die Umsetzung der europäischen Vorgaben ins deutsche Recht erfolgte mit dem Zweiten Gesetz 
zur  Neureglung  des  Energiewirtschaftsgesetzes  (EnWG).  Dabei  sieht  das  EnWG  –  anders  als 
beim regulierten Zugang zum Gasnetz – den verhandelten und damit unregulierten Zugang zu 
Speichern  zu  angemessenen  und  diskriminierungsfreien  technischen  und  wirtschaftlichen 
Bedingungen  vor.  Die  BNetzA  hat  allerdings  bei  den  Speicherdienstleistungen  weniger 




Verbänden  der  Regulierer  (ERGEG),  Energiehändler  (EFET),  Speicherbetreiber  (GSE)  und  der 
Gasindustrie (Eurogas) sowie der Europäischen Kommission und von Vertretern der Mitglieds‐
länder  verabschiedet  wurden,  ist  von  einer  breiten  Akzeptanz  auszugehen.  Die  wichtigsten 
Anforderungen  an  die  Speicherbetreiber  sind,  dass  Speicheranlagen  sicher,  zuverlässig  und 
effizient  zu  betreiben  sind,  Kunden  ein  diskriminierungsfreier  und  transparenter  Zugang 
gewährleistet wird, Informationen zu den Speicherkapazitäten zeitnah veröffentlicht werden 
und über Netzkopplungsvereinbarungen eng mit Netzbetreibern zusammenzuarbeiten ist. Als 
























der  Investitionskosten  wiegt  nicht  so  schwer  wie  in  anderen  Netzbereichen.  So  können  die 
Marktaustrittskosten  dadurch  begrenzt  sein,  dass  die  Speicherkapazitäten  durch  das 










eine  große  Anzahl  potenzieller  Wettbewerber  gegeben,  die  relativ  schnell  in  den  Markt 









unabdingbar  ist,  um  Kunden  zu  erreichen  und/oder  Wettbewerbern  die  Durchführung  ihrer 
Geschäftstätigkeit zu ermöglichen, am Markt aber nicht anderweitig vorhanden ist und objektiv 
mit  wirtschaftlich  zumutbaren  Mitteln  nicht  neu  geschaffen  werden  kann.  Obwohl  Speicher 
wichtige  Funktionen  übernehmen,  können  sie  nicht  als  wesentliche  Einrichtung  nach  GWB 
§ 19 (4) angesehen werden. Zum einen ist wie bereits vorab diskutiert von der Möglichkeit der 
Duplizierung auszugehen. Hohe Investitionskosten sind kein hinreichendes Argument gegen die 
Errichtung  eigener  Einrichtungen.  Zum  anderen  ist  ein  von  der  vor‐  und  nachgelagerten 
Wertschöpfungsstufe  unabhängig  operierenden  Speicheranbieter  auf  eine  Benutzung  Dritter 
angewiesen. Übergangsmöglichkeiten bestehen z.B. in einer Kapazitätsversteigerung. Außerdem 
ist der Speichermarkt zwar ein konzentrierter, aber kein monopolistischer Markt. 
Um  darüber  hinaus  die  Substitutionsmöglichkeiten  aufzuzeigen,  sollen  die  verschiedenen 
Wettbewerbsformen  im  Speicherbereich  abgegrenzt  werden.  So  konkurrieren  Speicher  zum 
einen  gegen  Speicheranlagen  anderer  Anbieter  auf  gleicher,  vor‐  und  nachgelagerter 
Wertschöpfungsstufe. Zum anderen unterliegen sie aber auch einem indirektem Wettbewerb 
gegenüber flexiblen Bezugsverträgen und der Abdeckung von Bezugsspitzen durch alternative 
Energieträger.  Zur  Strukturierung  des  Gasbezugs  kann  der  Erdgaslieferant  zwischen  den 
Alternativen oder einer Kombination aus ihnen wählen. Demnach muss sich ein Speicherbetrei‐


















WINGAS  0,22  0,18   heute zukünftig Schwelle 
E.ON  0,2  0,26   CR1 0,22 0,26 0,33 
ExxonMobil/BEB  0,16  0,13   CR3 0,58 0,57 0,5 
VNG  0,12  0,09   CR5 0,81 0,76 0,66 


















AVACON AG Bereich Gastransport X 40 0,2% 
BEB Transport und Speicher Service GmbH  X X 2.317 12,1% 
E.ON Hanse GmbH  X 117 0,6% 
E.ON Ruhrgas AG  X X X 3.394 17,7% 
E.ON Thüringer Energie AG  X 52 0,3% 
EEG‐Erdgas Erdöl GmbH  X (x) 60 0,3% 
EWE AG  X (x) 1.086 5,7% 
ExxonMobil Gasspeicher Deutschland GmbH  (x) X 204 1,1% 
Gasag Berliner Gaswerke AG  X 1.000 5,2% 
Gas‐Union GmbH  X 128 0,7% 
Gaz de France Produktion Exploration Deutschland GmbH X 547 2,9% 
GHG Gasspeicher Hannover GmbH X 142 0,7% 
IVG Logistik GmbH, Etzel GL  X 560 2,9% 
RWE Dea Speicherbetriebe Bayern  X 1.900 9,9% 
RWE Westfalen‐Weser‐Ems Netzservice GmbH  X (x) X 1.005 5,2% 
Saar Ferngas AG  X 105 0,5% 
Stadtwerke Kiel AG  X 74 0,4% 
SWB Norvia  X 75 0,4% 
Verbundnetz Gas AG  X X (x) X 2.173 11,3% 












Hirschmann‐Herfindahl‐Index  (HHI),  der  von  der  Europäischen  Kommission  häufig  zur 






zentration  auf  dem  isoliert  betrachteten  Markt  der  Speicherbetreiber  ist  noch  im  Rahmen. 
Ähnliche Einschätzungen sind z.B. bei Thomas (2007) und Dörband (2005) zu finden, die im 
liberalisierten  Gasmarkt  nur  den  Betrieb  des  Transport‐  und  Verteilnetzes  als  natürliches 
Monopol – mit partiellen Ausnahmen beim Ferngasnetz – ansehen, die Speicherung somit als 
wettbewerbsfähig  einstufen.  Ähnlich  sehen  es  Alvermann  und  Wallbrecht  (2005),  die  den 
verhandelten und nicht regulierten Speicherzugang aufgrund eines effektiv vorhandenen sowie 
potenziellen Wettbewerbs als angemessen. 















abhängige  Punkt‐zu‐Punkt  Modell  führen.  Ebenso  reduziert  jede  Marktgebietsseparation  die 
Liquidität an den einzelnen VP, wodurch die effiziente Allokation des Gutes Erdgas beschränkt 
wird.  Deshalb  intendiert  das  Gesetz  die  Schaffung  eines  einzigen  Entry‐Exit  Gebietes  für 
Deutschland. (§ 20 Abs. 1b Satz 7 und § 112 Nr. 6 EnWG). Wissend, dass dies auf Grund von 











(‚Ein‐  und  Ausspeisepunkte‘)  mit  jeweils  100  Plätzen  (‚Kapazität‘)  zur  Verfügung  haben,  am 
jeweiligen  Kinoeingang  Karten  mit  garantiert  freier  Film‐  bzw.  Saalwahl  verkaufen  (‚freie 
Zuordenbarkeit),  können  beide  trotz  der  insgesamt  1000  vorhanden  Plätze  nur  jeweils  100 
Karten  verkaufen,  weil  sie  damit  rechnen  müssen,  dass  alle  Kunden  in  dem  selben  Saal 
innerhalb eines Kinos Platz nehmen wollen. Schließen sich die beiden Kinobetreiber zu einem 






wahre  Knappheitssituation  nur  verzerrt  wieder,  da  die  Kosten  für  das  Engpassmanagement 
innerhalb  eines  Marktgebiets  nicht  in  ihnen  enthalten  sind.  Es  ist  daher  eine  Abwägung 


















Verträge  mit  einer  Bedarfsdeckung  von  über  80  Prozent  dürfen  gar  eine  Laufzeit  von  zwei 
Jahren  nicht  überschreiten.  Immer  noch  problematisch  sind  die  bereits  bestehenden 
Langfristverträge. Ein unter anderem vom BNE gefordertes Gas‐Release‐Programm ist allerdings 












ein  Volumen  i.H.v.  179  GWh  gehandelt,  im  BEB‐Marktgebiet  lediglich  5  GWh  gehandelt. 
Demnach deutet das in Deutschland gehandelte Gasvolumen noch nicht auf einen funktionie‐
renden Markt hin. Auch der Handel mit Futures ist in den beiden deutschen Marktgebieten sehr 









Marktgebiete  entsprechend  der  beiden  unterschiedlichen  Gasqualitäten  H‐  und  L‐Gas  gibt. 
Inwieweit der Börsenhandel von Gasprodukten auf den Wettbewerb im deutschen Gasmarkt 














erst  mit  der  Zustimmung  des  Anbieters  zustande.  Die  Entscheidungen  über  den  Zuschlag 
basieren dabei folglich nicht auf objektiven Gegebenheiten, wie es bei einer Auktion der Fall ist. 
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Eigenschaften  des  Gutes  Strom  ein  komplexes  Anforderungsprofil  an  den  Betreiber  eines 





Transmission  die  Besitzer  sind.  Diese  Netzgesellschaften  sind  Tochtergesellschaften  der  vier 





die  oben  beschriebenen  Probleme  physikalisch  mit  dem  Energieerhaltungssatz  erläutert 
werden, der besagt, dass die von den Spannungsquellen abgegebenen elektrischen Leistungen 



















als  1/s  definiert  ist.  Frequenzabweichungen  sind  physikalisch  mit  Leistungsbilanzungleichge‐
wichten  zwischen  Erzeugung  und  Verbrauch  zu  erklären.  Wenn  sich  für  den  momentanen 
Bedarf nicht genügend Energie aktivieren lässt, z.B. durch den Ausfall von Erzeugungskapazitä‐
ten, sinkt die Netzfrequenz. Es herrscht ein Leistungsdefizit, da der momentane Verbrauch die 
erzeugte  Leistung  übersteigt.  Dieses  Defizit  führt  dazu,  dass  den  Generatorwellen  aller 
Maschinen  im  Netzgebiet  mehr  elektrische  Energie  entzogen  als  zugeführt  wird.  Dadurch 
kommt es zu einer Absenkung der Drehzahlen der Generatoren, die proportional zur Frequenz 
der  erzeugten  Wechselspannung  ist.  Umgekehrt  kommt  es  zu  einem  Frequenzanstieg  im 
Stromnetz, wenn ein Überangebot an Erzeugungskapazitäten Elektrizität ins Netz einspeist, für 
die  im  gleichen  Zeitraum  nicht  genügend  Last  vorhanden  ist.  Beim  Netzbetrieb  ist  die 
Frequenzhaltung von höchster Bedeutung, da Schwankungen im Extremfall bis zu großflächigen 
Zusammenbrüchen des Netzes führen können. 










chungen  dieser  Art  können  sowohl  durch  stochastische  Schwankungen  und  fehlerhafte 
Prognosen der Last, als auch durch technische (z.B. aufgrund von Kraftwerksrevisionen oder –
ausfällen)  und  dargebotsbedingte  Nicht‐Verfügbarkeit  (bei  Kraftwerkstechnologien,  deren 
Einsatzcharakteristik stark durch Fluktuation gekennzeichnet ist, wie z.B. Windkraftanlagen) der 








und  erfordert  somit  eine  Begründung.  Diese  liegt  vor,  falls  die  Marktergebnisse  wegen 
Wettbewerbs‐ oder Marktversagen ohne einen Eingriff des Staates ineffizient sind.  
Der Regulierungsbedarf in Teilen der Wertschöpfungskette des Energiemarktes ergibt sich aus 











Marktbeziehungen  der  Anbieter  und  Nachfrager  als  wesentliche  Einrichtung  und  sind  nicht 
durch andere Transportmittel substituierbar. Bei Planung, Bau und Wartung fallen sehr hohe 
Investitionskosten  an,  die  sich  nur  über  lange  Zeiträume  amortisieren  und  die  wegen  der 
geografischen  Ortsgebundenheit  und  fehlenden  Verwendungsalternativen  im  Fall  einer 
Stilllegung  irreversibel  sind.  Ein  Anbieter  kann  wegen  der  Größen‐  und  Systemvorteile  die 
Netzleistung kostengünstiger anbieten als mehrere Anbieter. Der Bau eines Parallelnetzes wäre 
somit  ökonomisch  nicht  sinnvoll.  Beim  Übertragungsnetz liegen  somit  die  Kriterien  für  eine 
wesentliche Einrichtung vor.  
Beim Verteilernetz wird jedes Teilnetz für sich als örtliches natürliches Monopol angesehen. Die 




























staatlichen  Investitionsplanung  stattfindet  und  andererseits  das  Genehmigungsverfahren 
(authorization procedere), bei dem die Kraftwerksneubauten nur einer staatlichen Genehmi‐
gung bedürfen.  
Für  die  Förderung  von  Wettbewerb  als  besonders  wichtig  anzusehen  war  die  Wahl  des 
Netzzugangsmodells  zu  den  Transport‐ und  Verteilnetzen,  da  hierdurch  die  Problematik  der 
Diskriminierung neuer Wettbewerber bei der Berechnung der NNE und beim Netzzugang durch 
die  vertikal  integrierten  EVU  behoben  werden  musste.  Es  bestand  die  Möglichkeit  eines 
Netzzugangs auf Vertragsbasis, wobei hier zwischen dem regulierten und dem verhandelten 
Netzzugangsmodell  unterschieden  wurde.  Bei  beiden  durfte  der  Netzbetreiber  nur  bei 
bestimmten  technischen  Ausnahmefällen  den  Netzzugang  verweigern.  Beim  verhandelten 
Netzzugangsmodell  wurden  die  Netznutzungsentgelte  durch  die  Vertragsparteien,  d.h. 

















Netzzugang  Anwendung.  Deutschland  wollte  hiermit  dem  Aufwand  der  massenhaften 
Verhandlung von Netzzugangsfällen, wie sie bei einem regulierten Netzzugangsmodell erwartet 
wurden, entgehen. Die Verbände der leitungsgebundenen Energiewirtschaft und der großen 










ten  objektiven  und  transparenten  Regeln  für  den  Netzzugang  als  Schnittstelle  zu  den 
regulierungsbedürftigen  monopolistischen  Engpasseinrichtungen  festgelegt.  Um  eine 


















der  Netzentgeltberechnung  angesehen.  Sie  war  weder  physikalisch,  noch  ökonomisch  oder 
ökologisch  begründbar  und  sorgte  dafür,  dass  die  potenziellen  Anbieter  für  den  Kunden 
eingeschränkt  wurden.  Hierdurch  wurden  die  vertikal  integrierten  EVU  vor  Wettbewerbern 
geschützt.  





Die  durch  die  VV  I  ausgelösten  Rechtsstreitigkeiten  führten  eine  Weiterentwicklung  der 
Verbändevereinbarung. Am 13.12.1999 wurde die zweite Version als „Verbändevereinbarung 
über Kriterien zur Bestimmung von Netznutzungsentgelte für elektrische Energie“ (VV II) für die 
folgenden  zwei  Jahre  beschlossen  und  trat  am  01.01.2000  in  Kraft.  Zur  Vereinfachung  der 
Netzentgeltberechnung  wurde  die  entfernungsabhängige  Berechnung  zu  Gunsten  einer 
vereinfachten  Durchschnittsberechnung  abgeschafft.  Die  Netznutzungsentgelte  wurden 
anschlussorientiert  berechnet.  Die  Spannungsebene  der  Stromentnahme  war  dabei  der 
entscheidende Faktor, wobei alle überlagerten Spannungsebenen über ihn abgegolten wurden 
(„Briefmarkentarif“).  Des  Weiteren  wurde  zur  Berechnung  der  Quotient  aus  den  gesamten 
Netzkosten  und  der  Jahreshöchstlast  des  jeweiligen  Netzes  herangezogen.  Multipliziert  mit 
einem Gleichzeitigkeitsfaktor konnten die Netznutzungsentgelte in DM/kW pro Jahr erhoben 





genannter  Regelzonen  jedes  Übertragungsnetzbetreibers  gebildet  werden  konnten,  um 
Abweichungen  zwischen  Einspeisungen  und  Entnahmen  für  mehrere  Entnahmestellen  zu 
saldieren,  womit  die  Netznutzer  nur  die  Verantwortung  für  die  Ungleichgewichte  zwischen 
Erzeugung und Verbrauch im Saldo übernehmen mussten. Im Zuge der Bilanzkreise wurden 



















Netznutzungsentgelte  verlangten,  hatten  jedoch  den  Anreiz,  sie  bis  zur  Preisobergrenze 
anzuheben,  auch  wenn  keine  Kosten  vorlagen,  die  diese  rechtfertigen  konnten.  Diejenigen, 
deren  Netznutzungsentgelte  im  Mittel  innerhalb  ihrer  Strukturklasse  dem  oberen  Drittel 
zuzurechnen waren, mussten diese im schlechtesten Fall ex post bis zur Obergrenze absenken. 
Eine  weitere  Schwäche  der  VV  lag  bei  der  Rechtfertigung  der  Netznutzungsentgelte  eines 
Netzbetreibers, falls ein Verfahren durch einen Netznutzer eingeleitet wurde. 
Weiterhin  sind  die  Preisfindungsprinzipien  der  VV  II+  relevant,  die  auch  ab  2003  im  EnWG 
Anwendung  fanden.  Die  hierfür  verwendeten  tatsächlichen  Kosten  und  die  Auslegung  der 
kalkulatorischen Kosten boten für den Netzbetreiber viel Auslegungsspielraum gegenüber der 
unabhängigen  Schiedsstelle  oder  einer  kartellrechtlichen  Untersuchung.  Das  von  der  VV  II+ 











führte  zu  einer  nachlassenden  Transparenz  und  zu  einer  Steigerung  des  diskriminierenden 










gewünschten  Ergebnissen  im  Stromsektor  führen  konnte.  Die  schnell  wieder  sinkende 
Stromanbieterzahl ab dem Jahr 2000 schien gegen einen diskriminierungsfreien Netzzugang zu 
sprechen. 
Dies  bestätigte  die  nicht  nachlassende  Kritik  der  Europäischen  Kommission,  die  der  VV  seit 
ihrem Bestehen ein großes Potenzial für überhöhte Netznutzungsentgelte zugrunde legte. Die 
Netznutzungsentgelte  deutscher  Netzbetreiber  lagen  laut  Studien  um  ca.  30%  zu  hoch  und 
unterschieden sich untereinander um 100% und mehr. Zwischenzeitlich führten die deutschen 





Die  Beschleunigungsrichtlinie  2003/54/EG  vom  26.06.2003  war  eine  Reaktion  auf  den 
lahmenden  Liberalisierungsprozess  in  einigen  EU‐Mitgliedstaaten  und  der  immer  noch 
anhaltenden  massenhaft  bestehenden  Diskriminierungsklagen  gegen  die  Netzbetreiber.  Die 
Bezeichnung entstand aus der Vorschrift, dass der 1996 beschlossene Stufenplan zur Einführung 
von  Wettbewerb  auf  Versorgerebene  stark  beschleunigt  wurde.  Danach  sollte  bis  zum 
01.07.2004  für  alle  Nicht‐Haushalts‐Kunden  und  bis  zum  01.07.2007  für  alle  Kunden  der 
Strommarkt  geöffnet  werden.  Für  Deutschland  spielte  dieser  Beschluss  aufgrund  der  schon 
eingeführten vollständigen Marktöffnung nur eine untergeordnete Rolle. 





Regulierungsgegenstand  sollte  der  Netzanschluss,  die  Netznutzung  und  der  Bereich  der 
Ausgleichsleistungen  sein.  Für  die  Regulierung  der  Netznutzung  bestand  hierbei  noch  eine 
Wahlmöglichkeit zwischen der Methoden‐ und der Einzelentgeltregulierung. Bei der Methoden‐
regulierung  wird  dem  Netzbetreiber  zugestanden,  seine  jeweiligen  Netznutzungsentgelte 
genehmigungsfrei festzusetzen. Er muss jedoch die vom Staat zuvor festgelegten normativen 




Netznutzungsentgelte  bestimmte  Normen  eingehalten  werden  müssen.  Diese  errechneten 
Preise müssen im zweiten Schritt ex ante von der zuständigen Regulierungsbehörde genehmigt 
werden.  Die  Entgeltberechnung  unterliegt  demnach  bei  der  Einzelentgeltregulierung  einer 
stärkeren Kontrolle. 
Neben diesen Neuerungen, die speziell Deutschland betrafen, wurden verschärfte Vorgaben 
bezüglich  des  unbundling  von  vertikal  integrierten  EVU  vorgelegt,  welche  die  rechtliche, 
operationelle,  informatorische  und  buchhalterische  Ebene  der  Entflechtung  betrafen.  Dies 
empfand die Europäische Kommission für notwendig, um den massenhaften Netzzugangsbe‐
hinderungen Rechnung zu tragen. 
Die  Beschleunigungsrichtlinie  2003/54/EG  machte  es  für  Deutschland  notwendig,  eine 
Regulierungsbehörde  zu  bestimmen.  Die  Entscheidung  fiel  auf  die  damalige  RegTP,  die 


























Ein  entscheidender  Anstoß  zur  Regelung  der  Einspeisung  und  Vergütung  von  Strom  aus 
erneuerbaren Energien ist durch das StrEG vom 7. Dezember 1990, welches am 1. Januar 1991 
in  Kraft  trat,  eingeführt  worden.  Dieses  Gesetz  forderte  eine  Erhöhung  der  regenerativen 
Stromversorgung. Im Gegensatz zum heutigen EEG ist mit dem StrEG kein ausdrückliches Ziel 
formuliert  worden.  Im  Jahr  1998  ist  das  StrEG  durch  das  Gesetz  zur  Neuregelung  des 









basieren  auf  Bonus‐  und  Prämiensystemen.  Preisbasierte  Einspeisemodelle  fördern  die 
regenerative Stromerzeugung über  Preise, mengenbasierte Modelle steuern  eine  bestimmte 
Menge dieses Stroms an. Wie in den meisten Mitgliedstaaten der EU, wird auch in Deutschland 
ein  preisorientierter  Steuerungsmechanismus  zur  Förderung  von  erneuerbaren  Energien 
eingesetzt. Dieses durch das EEG definierte Einspeisemodell schreibt den Netzbetreibern eine 
feste  Abnahme‐  und  Vergütungspflicht  von  erneuerbarem  Strom  vor.  Bei  preisbasierten 


























bewirken  soll.  Weiterhin  zielt  es  auf  eine  Reduzierung  der  volkswirtschaftlichen  Kosten  der 
Energieversorgung  auf  Grund  der  Einbeziehung  externer  Effekte  ab,  weshalb  eine  direkte 























allerdings  teilweise  schwierig  nachvollziehbar  sind.  Die  sich  ergebenden  Spielräume  für  den 
Netzbetreiber sind aber überschaubar. Diese Informationsasymmetrie kann durch Regulierung 












Strom  sowie  der  §§ 6ff,  8  Abs.  1,  9,  10  EnWG  begründen  allerdings  ein  gewisses  Maß  an 
Unabhängigkeit.  So  lässt  § 8  Abs.  4 EnWG  den  Einsatz  bestimmter  gesellschaftsrechtlicher 









Nach  der  organisatorischen  Entflechtung  ist  die  Zugehörigkeit  des  Managements  der 




wie  ein  Gewinnabführungsvertrag.  Es  existieren  jedoch  keine  speziellen  Regelungen  für  die 
Besetzung des Aufsichtsrates einer Netzgesellschaft noch für die Begründung der Abberufung 
des Vorstandes.  
Durch  die  informationelle  Entflechtung  sind  die  betroffenen  Unternehmen  verpflichtet, 
Informationen über Dritte vertraulich zu behandeln, die Weitergabe von Informationen nicht 
selektiv  vorzunehmen.  Eine  entsprechende  Anpassung  der  informatorischen  Prozesse  wird 
vorausgesetzt.  Mittelfristig  ist  zudem  eine  physische  Trennung  der  Daten  im  IT‐System 
erforderlich. Entscheidend ist, dass die Grundlage für Handlungsanweisungen ausgeräumt wird, 





Die  möglichen  Varianten  der  weitergehenden  Entflechtung  sind  das  von  den  EU‐Organen 
favorisierte  eigentumsrechtliche  Entflechtung  (Ownership  Unbundling)  und  das  alternative 
Modell des „unabhängigen Netzbetreibers“ bzw. Independant System Operator (ISO).  
Die bisherigen Regelungen zielen auf eine vollständige Trennung der zu den jeweiligen Stufen 
der  Wertschöpfungskette  gehörigen  operativen  Tätigkeiten.  Die  eigentumsrechtliche 
Entflechtung verlangt darüber hinaus die komplette Überführung des Eigentums an einen nicht 
in  der  Erzeugung  oder  dem  Vertrieb  von  Elektrizität  tätigen  Eigentümer.  Die  Europäische 
Kommission hat sich mit der Effektivität der geltenden Entflechtungsregeln beschäftigt und im 
Januar 2007 eine Sektorenanalyse zur Untersuchung des Wettbewerbs auf dem Energiemarkt 
veröffentlicht.  Darin  werden  Defizite  des  europäischen  Elektrizitäts‐  und  Gasmarkts  bzw. 
Schwachpunkte  der  bisherigen  Vorschriften  sowohl  beim  Übertragungsnetz  als  auch  beim 
Verteilernetz aufgezeigt, von denen die wichtigsten im Folgenden dargestellt werden sollen. 
Durch  die  informatorische  Entflechtung  kann  nicht  wirksam  unterbunden  werden,  dass 
weiterhin  Informationen  vom  vertikal  integrierten  Netzbetreiber  an  die  anderen  Stufen  der 
Wertschöpfungskette fließen. Die rechtlich getrennten Unternehmen haben ihre Sitze teilweise 
im  selben  Gebäude  und  einzelne  Abteilungen  (z.B.  Rechtsabteilung)  werden  gemeinsam 










Die  EU  kommt  zu  dem  Ergebnis,  dass  die  Möglichkeiten  zur  Diskriminierung  und  anderem 
wettbewerbsbehinderndem  Verhalten  durch  die  durchgesetzten  Entflechtungsformen  zwar 













Independent  System  Operators  betrachtet.  Dabei  wird  als  Referenzsituation  vom  aktuell 
geltenden Regulierungsregime mit den bisher geltenden Entflechtungsformen ausgegangen. 
Durch  die  vollständige Trennung des Netzes  als monopolistischen Bereich von  den  anderen 
Ebenen  der  Wertschöpfungskette  sinken  die  faktischen  Diskriminierungsmöglichkeiten  und ‐
anreize.  Die  Verknüpfung  der  Interessen  zwischen  der  Ebene  des  Netzes  und  den  anderen 
Ebenen ist aufgehoben und der Anreiz der Netzbetreiber, den Wettbewerbern keinen Anschluss 
an  das  Netz  zu  gewähren,  verschwindet  damit.  Die  Versorgungsunternehmen  haben  keine 
Möglichkeiten  mehr,  aus  dem  Netz  Wettbewerbsvorteile  gegenüber  ihren  Konkurrenten  zu 
ziehen.  Sie  können  das  Netz  nicht  mehr  strategisch  zum  Mittel  der  Quersubventionierung 
verwenden. Da ein solcher Missbrauch unmöglich wird, sinkt zumindest der Regulierungsauf‐
wand. 









Eigentumsrechte  darstellt  und  somit  mit  erheblichen  verfassungsrechtlichen  Bedenken 
verbunden  ist.  Juristisch  müsste  zunächst  die  Verhältnismäßigkeit  geprüft  und  langwierige 
Gerichtsverfahren geführt werden. Bei einem Verkauf des Netzes würden hohe Entschädigungs‐




müssten  die  Unternehmen  neue  Investitionen  in  die  Umsetzung  der  Regeln  tätigen,  kurz 
nachdem sie die jetzt geltenden Vorschriften in ihre Organisation übernommen haben.  
Die EU schlägt als Alternativvorschlag zur eigentumsrechtlichen Entflechtung das Modell des 




Die  Aufgaben  des  unabhängigen  Netzbetreibers  sind  Systemmanagement,  kaufmännische 
Abwicklung, operativer Betrieb des Netzes und Netzentwicklung. Der Netzbetrieb wird dabei 









Zunächst  ist  festzustellen,  dass  durch  den  Verbleib  des  Netzeigentums  beim  Energieversor‐
gungsunternehmen bei diesem Modell weniger rechtliche Bedenken als der eigentumsrechtli‐





Ein  Vorteil  des  Modells  könnten  Chancen  auf  mehr  Wettbewerb  sein.  Dadurch,  dass  die 
Entscheidungen über Netzanschlüsse neuer Kraftwerke und die dazu notwendigen Investitionen 
in  diesem  Modell  nicht  mehr  der  Netzeigentümer,  sondern  der  unabhängige  Netzbetreiber 
trifft, bestehen keine Anreize zur Diskriminierung beim Netzzugang neuer Kraftwerke. Er ist 
nicht  mehr  mit  der  Erzeugungsstufe  verbunden  und  hat  nicht  mehr  das  Ziel,  diese  vor 









aufgebürdet  werden.  Nachteil  des  Modells  sind  auch  höhere  Transaktionskosten  und 
erschwerte  Koordination  durch  die  entstehenden  Schnittstellen  zwischen  Netzbetreiber  und 











Seit  der  Aufnahme  ihrer  Regulierungstätigkeit  fußt  die  Kontrolle  der  Netznutzungsentgelte 
durch die BNetzA auf der kostenbasierten Regulierung. Dabei wird den Unternehmen auf die 
berichteten Kosten eine festgelegte Ertragsrate zugestanden. Die Netznutzungsentgelte werden 
dabei  von  der  zuständigen  Regulierungsbehörde  überprüft,  wobei  für  die  Berechnung  den 
effizienten Kosten eine bedeutende Stellung zukommt. Dabei handelt es sich um diejenigen 
Kosten, die bei der Existenz von Wettbewerb anfallen würden. Hiermit soll falschen Anreizen, 




Da  es  jedoch  keine  derartige  wettbewerbliche  Vergleichsmöglichkeit  gibt,  scheint  diese 
Kostendefinition zu viel Auslegungsspielraum zu bieten. Aus diesem Grund wurden durch das 
Erlassen  der  Netzentgeltverordnung  (NEV)  am  25.07.2005  neue  konkrete  Vorgaben  für  die 
Kostenkalkulation  gemacht  und  somit  der  Kalkulationsleitfaden  der  VV  II+  abgelöst.  Der 














aus  einem  Jahresleistungspreis  und  einem  Arbeitspreis.  Da  die  Kostenwälzung  über  alle 









Bis  Ende  2006  wurden  die  Entgelte  der  vier  großen  Übertragungs‐  sowie  die  der  großen 
Regionalnetzbetreiber überprüft. Dies führte zu einer Genehmigung von 75 Entgelten, wobei 













den  vor‐  und  nachgelagerten  Märkten  verbessert  werden.  Neben  dieser  kostenbasierten 
Regulierung  unterliegen  die  Netznutzungsentgelte  einem  partiellen  Vergleichsverfahren, 
welches  ex  post  angewandt  wird.  Dabei  vergleicht  die  zuständige  Regulierungsbehörde  die 
erhobenen Entgelte, Erlöse oder Kosten der Netzbetreiber. Im Gegensatz zur VV II+ wurde die 








geringen  Anreize,  Kostensenkungen  voranzutreiben  bzw.  die  individuelle  Produktivität  zu 
erhöhen, eine entscheidende Rolle.  
Um diese Probleme beseitigen zu können, beruht das Konzept der Anreizregulierung der BNetzA 
auf  der  Entkopplung  von  Kosten  und  Erlösen.  Dabei  werden  den  regulierten  Unternehmen 
Anreize gegeben, ihre Kosten zu senken bzw. ihre Produktivität zu steigern, indem für eine 
bestimmte  Periode  eine  dynamische  Erlösobergrenze  (revenue  cap)  eingeführt  und  dem 
Netzbetreiber zugestanden wird. Dabei werden die Erlöse nicht wie bei der kostenbasierten 
Regulierung  direkt  den  veränderten  Kosten  angepasst,  sondern  die  jeweilige  Höhe  der 
Produktivität sorgt dafür, dass die kosteninduzierten Gewinne vom Netzbetreiber eingehalten 
werden dürfen. Je größer die Rationalisierungsanstrengungen, desto höher ist der Gewinn. 
Nach  den  jeweiligen  Perioden  findet  eine  Anpassung  der  Erlösobergrenze  statt,  indem  die 
Netznutzungsentgelte den Kosten des Netzbetreibers angepasst werden und somit auch die 
Netznutzer  von  den  Produktivitätsgewinnen  profitieren.  So  ergibt  sich  im  Idealfall  eine 
Situation, in der sowohl der Netzbetreiber als auch der Netznutzer gewinnen. 
Im April 2007 wurde die Anreizregulierungsverordnung vom Bundesrat verabschiedet. Ab 2009 














oben  korrigiert.  Die  individuelle  Effizienzkomponente  wird  durch  die  Extremwertmethoden 
Data Envelopment Analysis (DEA) und der Stochastic Frontier Analysis (SFA) berechnet, indem 
durch einen Effizienzvergleich der effizienteste Netzbetreiber berechnet wird und dieser dann in 
























Wertes  der  Extremwertanalysen  DEA  und  SFA,  die  sich  Beobachtungen  zufolge  signifikant 
unterscheiden  können,  dem  Netzbetreiber  weitere  Zugeständnisse  gemacht  werden.  Die 
beeinflussbaren Kosten stellen in Relation zu den Gesamtkosten einen sehr geringen Anteil da, 
was  die  Effizienzerwartungen  weiter  senkt.  Auch  bleibt  die  Abgrenzung  dieser  Kosten  sehr 













dem  technologischen  Stand  weisen  die  verschiedenen  Kraftwerkstypen  unterschiedliche 
Kostenstrukturen auf. Vernachlässigt man technische Parameter wie An‐ und Herunterfahrzei‐
ten,  so  lässt  sich  durch  die  Gegenüberstellung  von  fixen  Kosten  –  zumeist  Kapital‐  und 
Instandhaltungskosten  –  und  variablen  Kosten,  die  im  Wesentlichen  den  Brennstoffkosten 
entsprechen, die Anzahl an Stunden berechnen, die ein bestimmter Kraftwerkstyp minimal bzw. 

















dass  sich  die  wettbewerbliche  Angebotsfunktion  auf  dem  Strommarkt  –  auch  Merit  Order 
genannt – durch die Anordnung der verschiedenen Kraftwerke nach der Höhe ihrer Grenzkosten 






Den  Großteil  des  Jahres  geht  die  Nachfrage  nach  Strom  nicht  über  die  Kapazitäten  des 
Kraftwerkparks hinaus, weshalb der Preis auf dem Spotmarkt (Day‐ Ahead‐Markt) für Strom den 
kurzfristigen Grenzkosten des Kraftwerks entspricht, das gerade noch benötigt wird, um die 





Der  Preis  in  diesem  ersten  Szenario,  also  in  einer  Situation,  in  der  Versorgungssicherheit 

















Charakteristisch  für  den  Day‐Ahead‐Markt  ist,  dass  er  auf  Kauf‐ und  Verkaufsgeboten  jedes 











auf  Grundlage  dieser  Stundenkontrakte  die  Möglichkeit,  Gebote  für  mehrere  aufeinander 





Baseload‐  und  der  Peakloadkontrakt  die  zwei  wichtigsten  Produkte  sind.  Der  Vorteil  von 
Blockkontrakten  liegt  darin,  dass  Kraftwerksüber‐  bzw.  Unterkapazitäten  direkt  am  Markt 
angeboten bzw. nachgefragt werden können. 
Der Handel ist an der EEX in die vier Handelsphasen Vorhandel, Haupthandel, Nachhandel und 
Tagesendverarbeitung  eingeteilt.  Der  Handel  von  Stundenkontrakten  unterscheidet  sich 
allerdings von dem der Blockkontrakte, da der Handel von Stundenkontrakten auf Basis einer 





Im  Vorhandel  geben  die  Handelsteilnehmer  ihre  Gebote  in  Tabellenform  für  jede  einzelne 
Stunde  in  das  System  der  EEX  ein,  wobei  in  der  ersten  Zeile  die  Preisstufen  in  €/MWh 


















nach  Zugang  aller  diskreten  Preis‐Mengentabellen,  durch  lineare  Interpolation  die  Bildung 
linearer Angebots‐ und Absatzkurven, welche graphisch dargestellt werden können, stattfindet. 
Im  Schnittpunkt  der  beiden  Kurven  liegt  der  Market‐Clearing‐Price  der  jeweils  gehandelten 
Stunde,  zu  welchem  der  Strommarkt  geräumt  ist.  Dies  bedeutet,  dass  die  nachgefragte 
Strommenge mit der angebotenen übereinstimmt. 
Nach  Abschluss  der  Preisermittlung  und  Bekanntgabe  des  Market‐Clearing‐Price  haben  alle 
Marktakteure  die  Möglichkeit  innerhalb  einer  halben  Stunde,  der  so  genannten  Commital‐
Phase,  Einsprüche  geltend  zu  machen.  Die  EEX  akzeptiert  allerdings  nur  Einsprüche  gegen 
offensichtliche Fehler, welche sie selbst zu vertreten hat. 








In  der  abschließenden  Tagesendverarbeitung  erstellt  die  EEX  interne  Reports,  betreibt 
Stammdatenpflege und ermittelt auf Basis der Market‐Clearing‐Prices aller 24 Einzelstunden 
verschiedene  Indizes,  die  Physical  Electricity  Indexes,  kurz  PHELIX,  als  Referenzwerte. 
Unterschieden  werden  der  PHELIX‐Base  und  der  PHELIX‐Peak.  Der  PHELIX‐Base  ist  das 
arithmetische  Mittel  aller  24  einzelnen  Preise  eines  Tages.  Der  PHELIX‐Peak  bezieht  sich 





Zustandekommen  von  Geschäftsabschlüssen  sind  jeweils  ein  korrespondierender  Kauf‐  und 





Ausführbarkeit  hin  geprüft.  Sofern  einer  Verkaufsorder  eine  Kauforder  mit  gleichem  oder 
höherem Preis gegenüber steht, werden die Orders als „ausführbar“ bezeichnet und zusammen 
geführt. Dies wird als Matching von Aufträgen bezeichnet. Die Börsenteilnehmer können ihre 
Futures  und  Optionen  jederzeit  schließen,  wodurch  diese  „neutralisiert“  werden.  Hat  ein 
Börsenteilnehmer  einen  bestimmten  Future  gekauft,  so  kann  er  durch  Eingehen  einer 
Gegenposition im selben Future seine Position glattstellen. Das gegenseitige Verrechnen und 
Schließen der Positionen wird als Netting bezeichnet. 
Sämtliche  Order  werden  nach  dem  Preis‐Zeit‐Kriterium  bearbeitet.  Kauforders  mit  dem 
höchsten  Preislimit,  bzw.  Verkaufsorders  mit  dem  geringsten  Preislimit  werden  zuerst 
ausgeführt.  Sofern  sich  zwei  Orders  bezüglich  des  Preislimits  nicht  unterscheiden,  wird  die 
























Transportnetz  Strom  GmbH  gehandelt  werden.  Eine  Weiterleitung  in  andere  Netzbereiche  
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Hierbei  verpflichten  sich  Verkäufer  und  Käufer  zu  einem  vorab  festgelegten  Preis  Strom  zu 
liefern, bzw. abzunehmen und zu bezahlen. Auch die physischen Futures sind sowohl als Base‐ 
oder Peak‐Variante handelbar. Es können Futures jeweils für Lieferung in Deutschland (German‐ 










Neben  der  Gezeitenenergie  und  Geothermie  ist  die  Sonne  die  bedeutendste  regenerative 
Energiequelle.  Aus  der  Energiezufuhr  der  Sonne  über  die  Sonneneinstrahlung  resultieren 
indirekt  weitere  regenerative  Energiequellen  wie  etwa  die  Wasserkraft,  Windenergie  oder 
Biomasse. Die regenerativen Energiequellen können durch entsprechende Umwandlungssyste‐
me in andere Energieformen wie Strom, Wärme und Brennstoff transformiert werden. 
Einer  Erhöhung  des  Anteils  regenerativer  Energien  an  der  heimischen  Stromerzeugung  ist 
hinsichtlich der damit einhergehenden Kosten Grenzen gesetzt. Abgesehen von der Stromer‐








lungssysteme  benötigen  daher  neben  einem  großen  Flächenbedarf  auch  einen  hohen 
Materialaufwand. Die Energieausbeute solcher Energieumwandler zur Erzeugung von Strom ist 
dabei in den meisten Fällen sehr gering. Des Weiteren unterliegt das Angebot regenerativer 





















































Wasserkraft  6,65 – 9,67 1 01.01.2005 
Deponie‐, Klär‐, Grubengas 6,65 – 7, 67 1,5 01.01.2005 
Biomasse  8,40 – 11,50 1,5 01.01.2005 
Geothermie  7,16 – 15,00 1 01.01.2010 
Windenergie  5,50 – 6,19 2 01.01.2005 




















Biomassekraftwerke  ähnlich  wie  konventionelle  Kraftwerke  betreiben  lassen,  ist  eine  relativ 
hohe  Verfügbarkeit  von  Strom  aus  Biomasse  gegeben.  Als  problematisch  anzusehen  sind 
hingegen  die  begrenzten  Einsatzmöglichkeiten  von  Wind‐  und  Photovoltaikanlagen.  Daher 





in  geringem  Ausmaß  durch  einen  ausgewogenen  regenerativen  Kraftwerkspark  entgegenge‐
wirkt werden. 
Obwohl  die  Stromerzeugung  aus  Windenergie  starken  Schwankungen  unterliegt,  kann  sie 




werden.  Obwohl  in  Zukunft  durch  den  Offshore  Ausbau  Windenergieanlagen  mit  hoher 
Auslastung an das Netz gehen werden, soll nach der durchgeführten Modellierung der Anteil 
der gesicherten Leistung an der installierten Kapazität zumindest prozentual sinken (im Jahr 

















erfolgt.  Hohe  Windenergieeinspeisungen  verringern  folglich  tendenziell  die  Auslastung 
konventioneller Kraftwerke.  
Die  starke  regionale  Konzentration  der  Windenergieanlagen  in  Norddeutschland  führt 
besonders in windstarken Zeiten zu enormen Belastungen des Netzes. Die DENA‐Netzstudie 














bis  der  durchschnittliche  jährliche  Elektrizitätspreis  den  langfristigen  Grenzkosten  einer 
zusätzlichen Stromerzeugungseinheit entsprechen würde. Folgerichtig würden die Konsumen‐
ten mittels ihrer Zahlungsbereitschaft das optimale Niveau an Versorgungssicherheit in einer 






















Nimmt  man  einen  vollkommen  liberalisierten  Strommarkt  an,  auf  dem  keine  Marktmacht 
herrscht  und  dessen  Preise  nicht  durch  Price  Caps  begrenzt  würden,  so  wird  dieser  Markt 
trotzdem nicht zu einem Kapazitätsniveau führen, dass die Versorgungssicherheit garantiert, die 
sich  die  Nachfrager  wünschen.  Dies  ist  im  Wesentlichen  auf  das  Zusammenspiel  zweier 
nachfrageseitiger Unvollkommenheiten zurückzuführen. 
Erstens ist auf Strommärkten die beobachtete Preiselastizität der Nachfrager sehr gering. Dies 
ist  darauf  zurückzuführen,  dass  das  Gros  der  Stromkonsumenten,  insbesondere  Haushalte, 
keinen  Zugang  zu  Informationen  über  die  Echtzeitpreise  der  Elektrizität  besitzt  und  ihre 
Entscheidungen  auf  Durchschnittskosten  basieren.  Folglich  können  die  Konsumenten  nicht 
durch einen Verzicht auf Konsum auf hohe Strompreise reagieren. Diese Unvollkommenheit 
führt dazu, dass die Nachfragekurve einen nahezu vertikalen Verlauf aufweist. Zweitens sind die 
Spotpreise für Strom  sehr  volatil. Denn  aufgrund  fehlender  Speichermöglichkeiten  muss  ein 




Joskow  (2006)  argumentiert,  dass  die  Spotpreise  ohne  die  Möglichkeit  einer  langfristigen 
Absicherung  in  Form  von  Verträgen  oder  über  den  Forward  Markt  zu  volatil  sind,  um  die 
kapitalintensiven  Investitionen  in  langlebige  Stromerzeugungskapazitäten  zu  unterstützen. 
Zusätzlich  zeigen  Borenstein  und  Holland  (2002),  dass  in  einem  Strommarkt,  in  dem  einige 






der  Knappheitssituation  profitieren.  Die  einfachste  Lösung  für  diesen  Fall  wäre,  durch  
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Spotpreise  ein  zu  geringes  Investitionsniveau  induzieren  werden,  da  nicht  alle  Nutzen 
internalisiert sind.  
Investitionen  in  Stromerzeugungskapazitäten  weisen  neben  ihrer  Kapitalintensität  auch  eine 
hohe Irreversibilität auf, die in langen Nutzungs‐ und Amortisationszeiträumen begründet liegt. 





ten,  aufgrund  folgender  Aspekte  zusätzlich  verschärft.  Aus  einzelwirtschaftlicher  Perspektive 
werden Kraftwerksneubauten nur stattfinden, wenn die zukünftigen Erlöse die Investitionsaus‐





Input‐Märkten  –  z.B.  den  Märkten  für  Primärenergieträger  –  sowie  die  Verfügbarkeit  von 
Komponenten zum Bau von Kraftwerken. Ferner muss die Prognose aufgrund der Bauzeiten für 







pazitäten  kommt,  ist  die  Risikoaversion  der  Akteure  auf  dem  Strommarkt.  Diese  wird  bei 
Investoren in Grenzkraftwerke als besonders hoch eingeschätzt, da sie sich extrem volatilen und 
schwer  zu  quantifizierenden  Erlösen  gegenüber  sehen.  Risikoaverse  Akteure  erwarten  als 
Kompensation für die Übernahme von Risiko eine höhere Rentabilität der Investition als ein 
risikoneutraler Akteur. Dies wirkt sich negativ auf die Investitionsbereitschaft aus, so dass es 





argumentieren,  dass  es  einer  administrativ  gesetzten  Preisobergrenze  bedürfe,  um  die 
Konsumenten vor dieser Situation zu schützen. Während auf einer theoretischen Ebene klar ist, 




hältnisse  widerspiegeln  und  reduziert  daher  die  Rentabilität  von  eigentlich  notwendigen 
Investitionen in Grenzkraftwerke, die daraufhin vielleicht unterbleiben. Bei einer langfristigen 
Betrachtung  führen  Preisobergrenzen,  die  zwar  unter  dem  VOLL  liegen,  jedoch  über  den 
langfristigen Grenzkosten eines zusätzlichen Spitzenlastkraftwerks, nicht dazu, dass Investitio‐
nen  unterbleiben,  sondern  lediglich  zu  einer  Verzögerung  der  Investitionstätigkeit.  Dadurch 
werden Knappheitssituationen häufiger auftreten, welche dazu führen, dass sich die Investitio‐
nen  über  niedrigere,  aber  häufiger  auftretende  Preisspitzen  finanzieren.  Dies  ist  zum  einen 
gesellschaftlich nicht erwünscht und könnte zudem zur Konsequenz haben, dass es zu einem 
falschen Mix an Kraftwerkstypen käme. 
Ein  weiterer  Grund  für  die  Einführung  einer  Preisobergrenze  kann  in  der  Begrenzung  der 
Ausübung von Marktmacht gesehen werden. Marktmacht ist definiert, als die Fähigkeit eines 
Unternehmens  den  Preis  gewinnbringend  auf  ein  Preisniveau  zu  heben,  dass  über  dem  bei 






Zurückhaltung  von  Kapazitäten  erleichtern.  Letztendlich  lässt  sich  nicht  mit  Bestimmtheit 








Unsicherheit  herrscht  auch  über  die  zukünftigen  regulatorischen  Rahmenbedingungen  des 
Strommarktes. Beispiele dafür sind die zukünftige Ausgestaltung des CO2‐Emissionshandels in 
Europa über das Jahr 2012 hinaus oder die Möglichkeit einer Verlängerung der Laufzeiten von 










Anbetracht  der  Argumente  des  vorherigen  Kapitels  sind  viele  Länder  dazu  übergegangen 
Mechanismen  zu  installieren,  die  unterstützend  auf  die  Bereitstellung  von  ausreichend 








ten,  die  als  Pool‐Modell  organisiert  sind.  Beim  Pool‐Modell  erfolgt  im  Gegensatz  zum  
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desintegrierten  Markt  eine  kostenminimale  Optimierung  des  Gesamtsystems  durch  den 
Poolmanager, der sowohl die Funktion des Übertragungsnetzbetreiber (ÜNB) übernimmt, als 
auch  das  Zusammentreffen  von  Angebot  und  Nachfrage  koordiniert.  Die  Optimierung  des 
Kraftwerkseinsatzes,  die  Beschaffung  von  Systemdienstleistungen  sowie  die  Berechnung  der 

















sen  und  Investitionsverhalten  in  der  korrekten  Bestimmung  der  adäquaten  Zahlung  bzw. 
Dispatchpreise zur Erreichung des optimalen Kapazitätsniveaus. 
Die  Nachfrage  nach  Kapazitäten  zeichnet  sich  durch  eine  steilen  Verlauf  aus,  während  die 
Angebotskurve einen flachen Verlauf aufweist, folglich führen minimale Abweichungen von der 





Das  Grundprinzip  mengenbasierter  Kapazitätsmechanismen  ist  die  administrative  Festlegung 
eines anzustrebenden Kapazitätsniveaus, während sich der Preis für die Kapazitäten über den 
Markt ergibt. De Vries (2004) schlägt Bilateral Reliability Contracts als Lösungsansatz vor. Die 






ein  bilateraler  Kapazitätsmarkt,  der  ein  klares  Signal  über  die  zukünftige  Nachfrage  nach 
Kapazitäten  offen  legt  und  daher  eindeutige  Investitionssignale  liefert.  Dabei  zahlen  die 
Versorger einen fixen Betrag an die Stromproduzenten, die damit ihre Fixkosten decken können, 
also  nicht  mehr  auf  hohe,  selten  auftretende  Preisspitzen  angewiesen  sind.  Im  Gegenzug 













Stroms  erzielen  kann.  Da  die  vom  Produzenten  zu  zahlende  Summe  und  damit  auch  sein 
potentieller Verlust mit zunehmender Kapazitätsknappheit ansteigt, entsteht ein Investitionsan‐
reiz in Produktionskapazitäten. 
Im  Gegensatz  zu  reliability  contracts,  also  einem  Kapazitätsmechanismus,  bei  dem  die 
Endkonsumenten verpflichtet werden Optionskontrakte mit den Produzenten abzuschließen, 
bedarf es bei dem hier besprochenen Konzept keine Ausgleichszahlungen an die Konsumenten 
durch  den  Netzbetreiber.  Zudem  wird,  anders  als  bei  reinen  Kapazitätsanforderung  an  die 
Produzenten wie im PJM‐System, durch die Lieferverpflichtung die Gefahr minimiert, dass die 













chend  Kapazitäten  der  Anreiz  für  Versorger  bestehen,  Verträge  mit  einem  Strike  Price,  der 
höher liegt als der durchschnittliche VOLL, abzuschließen, wodurch die Optionsprämie Null wäre 
und  die  Versorger  ihre  nötige  Nachfrage  vollständig  über  den  Spotmarkt  beziehen  würden. 
Dadurch  ergäbe  sich  wieder  die  Trittbrettfahrerproblematik  langfristiger  Verträge.  Fraglich 





Im  Betrieb  von  Stromnetzen  kommt  es  zu  Abweichungen  zwischen  prognostizierten  und 
tatsächlichen  Ein‐  und  Ausspeisungen.  Diese  kommen  durch  ungeplante  Kraftwerksausfälle, 
sowie Prognosefehler bei der Nachfrage zustande. Zusätzliche Abweichungen resultieren aus 
dem  Einsatz  erneuerbarer  Energien,  deren  Leistungsabgabe  stochastisch  schwankt.  Diese 
Abweichungen müssen von den Übertragungsnetzbetreibern ausgeglichen werden. 










punkte  zusammengefasst  werden.  Ausspeisepunkte  müssen  genau  einem  Bilanzkreis 
zugeordnet  werden,  Einspeisepunkte  können  zu  mehreren  Bilanzkreisen  gehören.  Pro 
Regelzone  gibt  es  zwischen  100  und  200  Bilanzkreise.  Dem  Bilanzkreis  steht  jeweils  ein 
Bilanzkreisverantwortlicher (BKV) vor. Der BKV muss dem ÜNB Fahrpläne abgeben, in denen er 
die prognostizierten Entnahmen und Einspeisungen anmeldet. 
Beim  Strommarkt  handelt  es  sich  um  eine  Abfolge  von  mehreren  Einzelmärkten.  Von 
besonderer  Bedeutung  in  dieser  Abfolge  ist  der  gate  closure.  Gate  closure  bezeichnet  den  
87 
 
Zeitpunkt,  an  dem  der  Handel  mit  Strom  ausgesetzt  wird  und  die  Verantwortung  für  die 










Vor  gate  closure  findet  der  Handel  mit  Elektrizität  statt.  Anbieter  und  Nachfrager  auf  dem 






Wenn  ein  Kraftwerk  technisch  in  der  Lage  ist,  Regelenergie  zu  produzieren, können  dessen 
Kapazitäten  auf  dem  Regelenergie‐  und  auf  dem  Spotmarkt  für  Strom  angeboten  werden. 
Darum  ist  zu  entscheiden,  in  welcher  Reihenfolge  diese  Märkte  bei  täglichen  Auktionen 
stattfinden werden sollen. 
Spotmarkt und Regelenergieauktion sollten nicht gleichzeitig stattfinden. In diesem Fall müssten 




gieauktionen  anbieten.  Waren  sie  dort  auch  nicht  erfolgreich,  bleibt  der  Innertagesmarkt. 
Verkauft  ein  Erzeuger  seine  Kapazitäten  auf  dem  day‐ahead‐Markt,  dann  entstehen  ihm 
Opportunitätskosten  durch  die  entgangenen  Gewinne  auf  dem  Regelenergie‐  und  intraday‐




verpflichtet,  drei  verschiedene  Qualitäten  an  Regelleistung  für  den  Regelungsvorgang  
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betragen.  Gleichzeitig  muss  die  Reserveleistung  innerhalb  von  30  Sekunden  vollständig 
verfügbar  sein  und  über  15  Minuten  gehalten  werden  können.  Die  Sekundenreserve  wird 























Das  international  übliche  Verfahren  zur  Beschaffung  von  Regelenergiekapazitäten  ist  die 




Nachfragerauktion  geben  die  Anbieter  Gebote  ab,  der  Nachfrager  nimmt  die  günstigsten 
Gebote an. 
Der  Hauptgrund  für  den  Einsatz  von  Auktionen  ist,  dass  der  ÜNB  den  Erzeugern  in  seiner 
Regelzone als Monopsonist gegenüber steht. Er musste einen Teil seiner Sekundärregelung aus 









die Regelenergie  bereitstellen.  Dazu muss eine Auktion  anreizkompatibel sein.  Sie  muss  die 
Bieter dazu veranlassen, ihre wahre Zahlungsbereitschaft zu bieten. Die Regelenergieauktionen 




Auktion).  Erzeuger  können  wiederum  mehrere  Gebote  zu  unterschiedlichen  Konditionen 
abgeben.  Bei  Sekundär‐  und  Tertiärregelung  wird  die  Kapazitätsvorhaltung  mit  einem 
Leistungspreis und jede tatsächlich produzierte MWh mit einem Arbeitspreis entlohnt. Damit 




nalen  Aktion  versteigert.  Um  abgestimmtes  Verhalten  zwischen  den  Bietern  zu  vermeiden, 









Leistungspreis  und  Arbeitspreis  zusammen.  Diejenigen  Bieter  erhalten  den  Zuschlag  für  die 
Bereitstellung von Regelenergie, die den geringsten Leistungspreis bieten. Damit werden die 














Das  Hauptproblem  beim  Gebotspreisverfahren  sind  die  Wirkungen  asymmetrisch  verteilter 
Informationen. Im Gebotspreisverfahren beeinflusst jedes Gebots nicht nur die Wahrscheinlich‐
keit angenommen zu werden, sondern auch die damit verbundenen Erlöse. Große Anbieter 
haben  die  Möglichkeit,  wesentlich  mehr  Gebote  abzugeben,  um  sich  an  die  Höhe  des 
Grenzgebotes heranzutasten. Diese Informationsvorteile können die großen Anbieter in höhere 














einer Übergangsfrist,  täglich  ausgeschrieben  werden.  Die Ausschreibungsergebnisse  mussten 
anonym veröffentlicht werden. Die aktuellen Rahmenbedingungen für die Regelenergieauktio‐






















auf  dieselbe  Kapazität  zuzugreifen.  Die  Sekundärreserve  muss  nicht  mehr  in  der  Regelzone 
erbracht werden, dafür sieht die BNetzA keine technische Notwendigkeit. Die Mindestgröße für 
ein Gebot beträgt 10 MW, allerdings können sich mehrere Anbieter zusammenschließen, um 















als  relativ  groß  einzustufen.  Das  ist  darauf  zurückzuführen,  dass  es  in  Deutschland  vier 















wortlichen  keinen  Einfluss  auf  ihre  Nachfrage  haben,  existiert  kein  Markt  für  Strom  und 
dementsprechend existiert für Ausgleichsenergie auch kein Marktpreis. Es muss ein alternativer 
Preismechanismus für Ausgleichsenergie gefunden werden. 







Ein  Preisbildungsmechanismus  sollte  die  Netznutzer  dazu  anhalten,  unverzerrte  Fahrpläne 



















gabe  zu  verhindern,  müsste  der  ÜNB  einen  Preisbildungsmechanismus  entwerfen,  dessen 
Erwartungswert dem Spotmarktpreis entspricht. Das dürfte in der Praxis nicht möglich sein.  
Es besteht sowohl  in marktbasierten,  als  auch  in  kostenbasierten Ansätzen  die  Möglichkeit, 





können  sich  deren  Schwankungen  nicht  so  gut  ausgleichen,  wie  das  bei  vielen  Nachfragern 







Netznutzungsentgelte  ein.  Um  die  Kosten  des  Einsatzes  von  Sekundär‐  und  Minutenreserve 















































































Die  wichtigste  rechtliche  Regelung  für  den  grenzüberschreitenden  Stromhandel  ist  die  EU‐
Verordnung 1228/2003. Die Verordnung schreibt den Mitgliedsstaaten für den grenzüberschrei‐
tenden Stromhandel erstmals ein nichtdiskriminierendes und marktbasiertes Engpassmanage‐
ment  vor.  Ziel  ist  es,  den  Stromhandel  zwischen  den  Mitgliedsstaaten  und  damit  den  EU‐
Binnenmarkt zu fördern. Mit der neuen Novelle des EnWG und der StromNZV setzte Deutsch‐
land  diese  Richtlinie  in  nationales  Recht  um.  Das  Engpassmanagement  bleibt  dabei  in  der 
Systemverantwortung der ÜNB, wird jedoch von der Bundesnetzagentur überwacht. Durch die 





Millionen  Menschen  im  kontinentalen  Europa  mit  Strom.  Das  UCTE‐Netz  basiert  auf  dem 














Verbindung  zwischen  nationalen  Übertragungsnetzen  wegen  unzureichender  Kapazität  der 






Leitungskapazitäten  sind  ursprünglich  nicht  auf  einen  ausgedehnten  grenzüberschreitenden 
Stromtransit ausgerichtet, sondern zur Optimierung der nationalen Betriebstätigkeit gedacht. 
Das steigende Interesse an grenzüberschreitendem Stromhandel, das auf der Ausnutzung von 





Stromleitungen  geführt.  Zusätzlich  sind  Genehmigungsverfahren  für  neue  Leitungen  ein 
langwieriger Prozess. 
Ein Maß für die Übertragungskapazität ist die Nettotransferkapazität (Net Transfer Capacity, 




für  die  Engpassberechnung  in  ein  Winter‐  und  ein  Sommerhalbjahr  aufgeteilt.  Die  ETSO 
(European Transmisssion System Operators)  bestimmt an zwei Stichtagen jeden Jahres die NTC‐





































Der  wichtigste  Grund  für  das  überwiegende  Vorherrschen  der  expliziten  Auktionen  ist  die 
einfache  Umsetzung  des  Verfahrens  und  der  geringe  Implementierungsaufwand.  Wie  die 
Abbildung 7 verdeutlicht, werden bei expliziten Auktionen nur Kapazitäten bzw. Kapazitätsrech‐
te  mit  unterschiedlichen  Laufzeiten  versteigert  (eindimensionale  Mehrgutauktionen).  Zudem 
gibt  es  klar  definierte  Marktgebiete,  in  denen  Übertragungskapazitäten  gehandelt  werden 
können. Der eigentliche Stromhandel findet separat in einer anderen und zeitlich nachgelager‐
ten Auktion an den Strombörsen statt. Wenn bei der Vergabe nur zwei Netzbetreiber beteiligt 







Die  Auktion  beginnt,  indem  die  ÜNB  die  freien  Übertragungskapazitäten  feststellen.  Bei 
bilateralen oder koordinierten Auktionen werden für jede Richtung die Transportkapazitäten 
bestimmt, aber unabhängig voneinander versteigert. Danach geben die Händler ihre Gebote für 




Abweichend  zu  einer  Preisbildung  an  der  Börse,  welche  sich  durch  Angebot  und  Nachfrage 
ergibt, wird bei expliziten Auktionen der Preis durch eine Preisfindungsregel festgelegt. Dabei 
gibt es zwei Alternativen: Die erste Alternative ist die Gebotspreisregel (auch bekannt als pay‐
as‐bid)  und  die  zweite  ist  die  Einheitspreisregel  (auch  bekannt  als  uniform  pricing).  Im 
grenzüberschreitenden  Engpassmanagement  wird  in  der  Regel  die  Einheitspreisregel 
verwendet.  Hierbei  ist  das  letzte  gerade  noch  angenommene  Gebot  preisbestimmend. 
Wohingegen bei der Gebotspreisregel jeder Bieter den Preis seines Gebots bezahlen muss. 
Grundsätzlich ist es möglich, dass Händler sich Kapazitätsrechte für bestimmte Grenzen und 
Richtungen  schon  Jahre  im  Voraus  reservieren.  Da  aber  auch  Stromprodukte  über  den 
kurzfristigen Spotmarkt vergeben werden können, kann die zeitliche Trennung zwischen den 
Märkten  dazu  führen,  dass  die  Händler  nicht  alle  Kapazitäten  benötigen  und  zum  Teil 
Übertragungskapazitäten  ungenutzt  bleiben,  was  ineffizient  ist.  Deshalb  sollte  die  Vergabe 
durch Verfahren ergänzt werden, die die Gültigkeitsdauer der Eigentumsrechte beschränken. 





















zurückgeben  (use‐it‐or‐loose‐it)  oder  kann  das  Kapazitätsrecht  in  der  nächsten  zeitlich 
nachgelagerten Vergabestufe verkaufen (use‐it‐or‐sell‐it). 
Explizite  Auktionen  sind  diskriminierungsfrei,  wenn  jeder  Bieter  bei  den  beteiligten  ÜNB 
Kapazitätsgebote abgeben kann. Die ÜNB in Deutschland veröffentlichen auf ihren Internetsei‐














ökonomische  Wert  des  Engpasses  nicht  unbedingt  der  Preisdifferenz  vor  und  hinter  dem 
Engpass entsprechen. 
Die Einnahmen, die durch die Kapazitätsvergabe erzielt werden, verbleiben bei den entspre‐




Bei  der  impliziten  Auktion  wird  die  Kapazitätsvergabe  zusammen  mit  dem  Stromhandel 









Das  Verfahren  beginnt, indem  die beteiligten  ÜNB  die  zur Verfügung  stehenden  grenzüber‐
schreitenden Kapazitäten (NTC) an das Auktionsbüro übermitteln. Die Händler geben ein Gebot 
für  Stromprodukte  an  der  jeweiligen  nationalen  Strombörse  ab.  Die  Gebote  schließen  die 
benötigten Übertragungskapazitäten mit ein. Nun folgt ein zweistufiger Prozess: In der ersten 
Stufe sammeln die nationalen Strombörsen getrennt voneinander alle Kauf‐ und Verkaufsgebo‐
te,  aggregieren  diese  zu  einer  Kauf‐  und  Verkaufskurve  und  bilden  einen  Systempreis 
unabhängig von Engpässen. Anschließend leiten sie diesen an das Auktionsbüro weiter. In der 
zweiten  Stufe  ermittelt  das  Auktionsbüro,  welche  Gleichgewichtspreise  sich  entsprechend 
dieser Kauf‐ und Verkaufskurven an den nationalen Börsen eingestellt hätten und ob eventuell 
Engpässe im Übertragungsnetz entstehen. Wenn sich verschiedene Preise an den nationalen 
Börsen  einstellen  würden,  kann  das  Auktionsbüro  preisunabhängige  Gebote  (nach  Handels‐
schluss für die Händler) abgeben. Das Auktionsbüro kauft damit keine Produkte, bewirkt aber, 
dass ein Ausgleich zwischen den Börsen stattfindet. Die preisunabhängigen Gebote bewirken, 


























monopolistischen  Stellung  des  Auktionsbüros.  Dies  stellt  zwar  die  gleichen  Regeln  für  alle 
Marktteilnehmer sicher, aber die Transparenz wird verringert. Denn die Händler wissen nicht, 
welche  Gebote  das  Auktionsbüro  abgegeben  hat  und  ob  diese  Gebote  möglicherweise 
strategisch motiviert waren. 




zentralen  Stelle,  die  Möglichkeit  von  einer  NTC‐Berechnung  zu  einer  lastflussbasierten 
Berechnung  der  Kapazitäten  zu  wechseln.  Die  lastflussbasierte  Berechnung  bestimmt  die 
Übertragungskapazitäten optimaler und betrachtet mehrere Grenzen gleichzeitig.  
Ein  weiterer  Vorteil  der  impliziten  Auktionen  ist,  dass  durch  die  Allokation  und  durch  den 
einheitlichen Marktpreis der ökonomische Wert des Engpasses der Differenz der Grenzkosten 
vor  und  hinter  dem  Engpass  entspricht.  Durch  dieses  Vergabeverfahren  fällt  auch  eine 
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